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Kurzfassung 
Der konventionelle Kraftwerkspark in Europa wird sich aufgrund der ansteigenden 
Einspeisung aus erneuerbaren Energien und der damit einhergehenden Reduktion der 
Volllaststunden konventioneller Kraftwerke zukünftig erheblich verkleinern. Konven-
tionelle Kraftwerke leisten jedoch nach wie vor einen wesentlichen Beitrag zu Fre-
quenz- und Spannungsregelung im kontinentaleuropäischen Verbundnetz. Vor dem 
Hintergrund einer sukzessiven Verkleinerung des Kraftwerksparks werden im Rahmen 
dieser Dissertation Untersuchungen zur zukünftigen transienten Frequenz- und Span-
nungsstabilität bei veränderter Erzeugungsstruktur vorgestellt. 
Die Frequenzstabilität wird mit Hilfe eines vereinfachten dynamischen europäischen 
Netzmodells untersucht. Gegenstand der Untersuchungen sind die Auswirkungen der 
Visionen des ENTSO-E Ten Year Network Development Plans 2016 für das Jahr 2030 
auf die Primärregelung der Netzfrequenz in Situationen niedriger Resiuallast mit ge-
ringer Anzahl netzgekoppelter konventioneller Kraftwerke. Ziel ist es abzuschätzen, 
inwiefern in naher Zukunft ENTSO-E Grenzwerte der Netzfrequenz verletzt werden 
könnten und ob ein frequenzstabiles Ausregeln eines 3-GW-Erzeugungsausfalls im zu-
künftigen kontinentaleuropäischen Verbundnetz noch möglich ist. Im Zuge dessen 
werden auch die zukünftigen Anforderungen an ein primärregelendes Einzelkraftwerk 
analysiert. Ebenfalls werden die Auswirkungen der Bereitstellung eines Teils der Pri-
märregelleistung durch umrichtergespeiste Anlagen auf die Netzfrequenz im Stö-
rungsfall beleuchtet. 
Die Spannungsregelung konventioneller Kraftwerke betreffend wird in dieser Arbeit 
ein Optimierungsalgorithmus zur Parameterauslegung eines PID-Spannungsreglers 
vorgestellt, der bei gleichbleibendem Erregersystem zu einem verbesserten transien-
ten Spannungsverhalten eines Kraftwerksblocks infolge symmetrischer Störungen 
führt. Bei einer verringerten Anzahl konventioneller Kraftwerke im System kann so 
die spannungsstützende Funktion der verbleibenden Kraftwerke möglichst optimal ge-
nutzt werden. Die Spannungsregleroptimierung wird sowohl in einem einfachen Ein-
Generator-Modell als auch in einem vermaschten Übertragungsnetzmodell für ver-
schiedene Erregersysteme verifiziert. Der Einfluss einer veränderten Erzeugungsstruk-
tur auf die transiente Spannungsstabilität und die damit einhergehenden Möglichkei-
ten durch Spannungsregleroptimierung werden mit Hilfe eines einfachen dynami-
schen Windparkmodells im vermaschten Übertragungsnetzmodell erarbeitet.  
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Abstract 
Due to the increased electrical power supply from renewable energy sources and the 
corresponding reduction of full load hours of conventional power plants, the number 
of conventional power plants in the european power system will decrease continuously 
in the future. However, conventional power plants still play a major role in the fre-
quency and voltage control schemes of the synchronously operated continental euro-
pean interconnected power systems. The investigations of this dissertation focus on 
the future role of conventional power plants in transient voltage and frequency stabil-
ity within a changed electrical power supply structure. 
Frequency stability is investigated using a simplified dynamic grid model of the conti-
nental european interconnected power system. The visions for 2030 of the ENTSO-E 
Ten Year Network Development Plan 2016 are tested for their frequency behavior 
during critical situations such as low residual load with reduced number of grid-con-
nected conventional power plants. The objective of these investigations is to deter-
mine, if frequency boundaries of the ENTSO-E could be violated in the near future and 
if frequency stability of the future continental european power system can be assured 
for a 3 GW power supply outage. Future demands that have to be met by a single 
conventional power plant taking part in primary frequency control are also part of the 
frequency investigations. Additionally, the influence of primary control power contri-
bution of rectifier driven power supply units on frequency stability is investigated. 
To improve transient voltage stability this thesis focuses on an optimization algorithm 
to define PID-parameters for automatic voltage regulators of excitation systems of 
conventional power plants. Optimzation is done according to support different sym-
metrical disturbances like short-circuit- or load-step-incidents. The objective is to 
achieve sufficient transient voltage stability for a decreased number of conventional 
power plants. The optimization algorithm is verified for different types of excitation 
systems and disturbances within a simple single-generator-system and a meshed extra 
high voltage transmission system. The influence of a changed power supply structure 
on transient voltage stability and the corresponding opportunities of voltage regulator 
optimization are investigated using a simple dynamic wind farm model within the 
meshed transmission system model. 
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1 Einleitung 
Elektrische Energie hat sich während des letzten Jahrhunderts zu einer der wichtig-
sten Energieformen für Industriestaaten entwickelt. Neben der Versorgung mit Was-
ser, Nahrung und Primärenergieträgern, wie Kohle oder Gas, trägt die sichere, zuver-
lässige und wirtschaftliche Versorgung mit elektrischer Energie zum gesellschaftlichen 
Wohlstand eines Staates und dessen Bevölkerung bei. Mit der zunehmenden Indu-
strialisierung und dem damit verbundenen wirtschaftlichen Aufstieg vieler Staaten 
geht ein weltweiter Anstieg des Bedarfs an elektrischer Energie einher. Abbildung 1.1 
zeigt, dass sich die bereitgestellte elektrische Energie ausgehend vom Jahr 2000 bis 
2014 um fast 35 % gesteigert hat. Es ist zu erkennen, dass sich der weltweite Anstieg 
der bereitgestellten elektrischen Energiemenge vor allem auf wirtschaftlich stark 
wachsende Staaten wie beispielsweise die BRICS-Staaten zurückführen lässt. Die 
Stromerzeugung in der Europäischen Union blieb hingegen gerade während des letz-
ten Jahrzehnts, mit Ausnahme der Einflüsse der Wirtschaftskrise in 2009, weitgehend 
konstant. 
 
Abbildung 1.1: Weltweite Erzeugung elektrischer Energie in TWh der Jahre 2000 bis 2014 
(Datenquelle: [1]) 
15
4
7
7
15
5
9
4
1
6
2
0
3
1
6
7
8
2
17
5
7
0
1
8
3
3
3
1
9
0
41
1
9
8
7
8
2
0
2
6
8
2
0
2
0
7
2
15
2
6
2
2
2
1
8
2
2
7
1
8
2
3
2
7
6
2
3
6
3
6
3
3
6
3
3
5
0
0
3
7
2
3
4
0
7
7
4
4
5
3
4
8
1
9
5
3
13
5
8
3
5
6
0
9
2
6
3
6
7
7
0
0
1
7
6
3
9
8
0
0
3
8
4
51
8
7
7
9
3
0
3
6
3
11
9
3
1
4
4
3
2
3
5
3
3
0
4
3
3
2
5
3
3
7
0
3
3
8
3
3
3
8
7
3
2
2
1
3
3
6
4
3
2
9
5
3
2
9
5
3
2
6
4
3
1
6
2
0
5.000
10.000
15.000
20.000
25.000
E
le
k
tr
is
ch
e
 E
n
e
rg
ie
e
rz
e
u
g
u
n
g
 i
n
 T
W
h
Jahr
Weltweit BRICS EU
 2 
1.1 Aktuelle Situation der Stromerzeugung 
Die hohe Nachfrage nach elektrischer Energie wird derzeit weltweit zu einem großen 
Teil durch konventionelle Kraftwerke gedeckt. Abbildung 1.2 zeigt die weltweite 
Struktur der Stromerzeugung anhand der verwendeten Primärenergieträger als Ver-
gleich zwischen 1998 und 2013. Es ist zu sehen, dass der Anteil von Kohle- und Gas-
kraftwerken um mehrere Prozentpunkte zugenommen hat, während Öl- und Kern-
kraftwerke tendenziell einen abnehmenden Anteil an der Stromerzeugung einneh-
men. Dies ist mit dem Anstieg des Bedarfs elektrischer Energie in Schwellenländern 
mit großen Kohle- und Gasvorkommen, mit der Komplexität und den hohen Investiti-
onssummen von Kernkraftwerken und dem starken Anstieg des Ölpreises in der Ver-
gangenheit zu erklären.  
  
Abbildung 1.2: Struktur der weltweiten Stromerzeugung im Vergleich: 
1998 (links) und 2013 (rechts) (Datenquelle: [2]) 
Die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energieträgern ist unter der Rubrik "Anderen 
Energieträger" kumuliert. Der Anstieg dieser Energieträgergruppe ist maßgeblich auf 
den weltweiten Ausbau von Wind- und Photovoltaikanlagen zurückzuführen. Wie in 
Abbildung 1.3 zu sehen, stieg die installierte Windleistung weltweit nahezu exponen-
tiell von 17,4 GW in 2000 auf 432,4 GW in 2015 an [3]. 
Ein ähnlich exponentieller Trend ist bei der weltweit installierten Photovoltaikleistung 
zu erkennen. Diese stieg von 1,3 GW in 2000 in exponentieller Form auf 227,1 GW in 
2015 an [4], [5]. 
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Abbildung 1.3: Entwicklung der installierten Leistung von Windkraftanlagen weltweit 
in den Jahren 2000 bis 2015 (Datenquelle: [3]) 
Der weltweite Trend zu mehr Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien ist auch am 
Trend der politischen Ausrichtung vieler Staaten zu erkennen. Laut [5] stieg die Zahl 
der Staaten mit politischen Regularien für den Ausbau oder die Förderung erneuerba-
rer Energien weltweit von 48 in 2004 auf 164 in 2014. Hiervon haben mittlerweile 98 
Staaten Ziele für den Anteil erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung. Es ist da-
her abzusehen, dass die Systeme zur elektrischen Energieversorgung weltweit auf ei-
nen erhöhten Anteil von Strom aus erneuerbaren Energiequellen eingestellt werden 
müssen. Dies ist vor allem deswegen eine Herausforderung, da neben der bestehenden 
Störquelle der fluktuierenden Verbraucherlast eine neue Störquelle der mit Wind- und 
Photovoltaikanlagen zu großen Teilen wetterabhängig fluktuierenden Einspeisung 
durch erneuerbare Energien hinzukommt. Ebenfalls müssen wichtige Regelaufgaben 
wie die Spannungs- und Frequenzregelung, die bisher hauptsächlich durch konventio-
nelle Erzeugungsanlagen geleistet wurden, durch die verringerte Anzahl am Netz ver-
bleibender konventioneller Kraftwerke, die Erzeugungsanlagen erneuerbarer Ener-
gien und andere Betriebsmittel (z.B. FACTS) erbracht werden. 
17,4 23,9
31,1
39,4 47,6
59,1
73,9
93,9
120,6
159,0
198,0
238,1
283,0
318,1
371,4
432,4
0
50
100
150
200
250
300
350
400
450
500
In
st
a
ll
ie
rt
e
 L
e
is
tu
n
g
 v
o
n
 W
in
d
k
ra
ft
a
n
la
g
e
n
 w
e
lt
w
e
it
 in
 G
W
Jahr
 4 
In dieser Arbeit wird das Hauptaugenmerk auf die Gegebenheiten im kontinentaleu-
ropäischen Stromversorgungssystem gelegt. Weiterhin werden die regulatorischen Be-
sonderheiten für die Einspeisung erneuerbarer Energien in Deutschland zu Grunde 
gelegt. Dies ist sinnvoll, da Deutschland in 2015 im internationalen Vergleich hinter 
China und den USA die dritthöchste installierte Leistung von erneuerbaren Erzeu-
gungsanlagen aufwies [5]. 
1.1.1 Situation der Stromerzeugung in Deutschland 
Die Deutsche Bundesregierung entwickelt das seit März 2000 bestehende Erneuer-
bare-Energien-Gesetz (EEG, [7]) in regelmäßigen Abständen weiter. In der letzten 
Novellierung vom 22. Dezember 2016 sind in §1 Ziele für den Anteil erneuerbarer 
Energien am Bruttostromverbrauch vorgegeben. Bis 2050 soll dieser bei mindestens 
80 % liegen. Hierzu werden als Zwischenziele ein Anteil zwischen 40 und 45 % im 
Jahr 2025 und ein Anteil ziwschen 55 und 60 % im Jahr 2035 vorgegeben. 
Abbildung 1.4 zeigt die Aufteilung der Bruttostromerzeugung in Deutschland im Jahr 
2015 nach Primärenergieträgern. Es ist zu sehen, dass bereits ein Anteil erneuerbarer 
Energien von 30,1 % erreicht wurde. Für das nächste Jahrzehnt sollen weitere Anteile 
von ca. 10 bis 25 % zum Anteil der erneuerbaren Energien hinzukommen, um die 
Ziele für das Jahr 2025 erreichen zu können. 
 
Abbildung 1.4: Zusammensetzung der Bruttostromerzeugung in Deutschland im Jahr 2015 
aufgeteilt nach Primärenergiequellen (Datenquelle: [6]) 
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In § 11 des EEG  ist zudem ein Einspeisevorrang für Strom aus erneuerbaren Energien 
festgelegt. In § 11 Absatz (1) heißt es: "Netzbetreiber müssen vorbehaltlich des § 14 den 
gesamten Strom aus erneuerbaren Energien [...] unverzüglich vorrangig physikalisch ab-
nehmen, übertragen und verteilen.", [7]. 
Faktisch bedeutet dies, dass die Netzbetreiber, an deren Netze erneuerbare Energien 
angeschlossen sind, den durch diese Erzeugungsanlagen bereitgestellten Strom zu je-
der Zeit, mit Ausnahme besonderer Netzsituationen, aufnehmen und weiterverteilen 
müssen. Im elektrischen Energieversorgungssystem muss zu jedem Zeitpunkt ein 
Gleichgewicht zwischen Stromerzeugung und Stromabnahme bestehen. Neben der 
fluktuierenden Verbraucherlast wirkt die Stromeinspeisung aus wetterabhängiger Er-
zeugung wie Windkraft oder Photovoltaik als Störgröße. Ein Ausgleich dieser Störgrö-
ßen muss durch die an das Netz angeschlossenen in ihrer elektrischen Wirkleistungs-
abgabe regelbaren Erzeugungsanlagen wie konventionelle Kraftwerke oder Speicher-
lösungen geschaffen werden. 
1.2 Motivation 
Der gezeigte Anstieg installierter Erzeugungsleistung aus erneuerbaren Energien, ins-
besondere von Wind- und Photovoltaikanlagen, führt zu einer Verringerung der Voll-
laststunden und damit des Deckungsbeitrags vieler konventioneller Kraftwerke. Lang-
fristig kommt es zu einer Verdrängung konventioneller Kraftwerke aus dem System 
der elektrischen Energieversorgung. Um zukünftig einen sehr hohen Anteil erneuer-
barer Stromerzeugung zu realisieren, ist eine solche Verdrängung unerlässlich und 
durch die im EEG festgelgten Ziele der Deutschen Bundesregierung auch politisch vor-
gesehen. Die Verringerung der verfügbaren Kraftwerksleistung ist auch in der Unter-
suchung und Prognose der Kraftwerkskapazitäten in Deutschland im zweiten Entwurf 
zum Netzentwicklungsplan 2025 [9] zu erkennen. Hier wird ein Rückgang der kon-
ventionellen Erzeugungsleistung von 101,1 GW im Referenzjahr 2013 auf 79,6 GW in 
Szenario A 2015, 77,3 GW in Szenario B1 2015 und B2 2015 und auf 67,4 GW in 
Szenario C 2025 erwartet.  
Entsprechende Tendenzen werden auch in anderen Studien zur Entwicklung der Er-
zeugungsleistung in Deutschland aufgezeigt. So vergleicht [10] zehn verschiedene 
Studien zur Thematik, die alle von einem mittel- bis langfristigen Rückgang der zu-
künftigen installierten konventionellen Kraftwerksleistung in Deutschland ausgehen. 
 6 
Abbildung 1.5 zeigt beispielhaft den Prognosebereich für die installierte Kraftwerks-
leistung von Steinkohlekraftwerken über die in [10] untersuchten Studien. 
 
Abbildung 1.5: Beispielhafte Prognose der zukünftigen Entwicklung der 
installierten Kraftwerksleistung der Steinkohlekraftwerke in Deutschland 
(Datenquelle: [10]) 
Diese exemplarisch an der Stromerzeugung in Deutschland gezeigte Entwicklungsten-
denz ist in viele europäischen Staaten ähnlich ausgeprägt. Insgesamt ist in Europa mit 
einem Rückgang der installierten Leistung konventioneller Kraftwerke zugunsten von 
erneuerbaren Energien zu rechnen. Diese Entwicklungstendenz ist zentraler Motivati-
onspunkt dieser Arbeit. 
1.3 Zielsetzung 
Beim zu erwartenden Rückgang der Anzahl konventioneller Kraftwerke in Deutsch-
land und Europa handelt es sich um eine maßgebliche Änderung des Systems der 
elektrischen Energieversorgung. Neben der Einspeisung elektrischer Energie überneh-
men konventionelle Kraftwerke Aufgaben der stationären und dynamischen Netzre-
gelung. In diesem Zusammenhang steht die Fragestellung, wie sich die veränderte 
Erzeugungsstruktur auf die Sicherheit, Zuverlässigkeit und Wirtschaftlichkeit des elek-
trischen Energieversorgungssystems auswirken wird. Aus technischer Sicht ist interes-
sant, wie sich die Kenngrößen der Netzstabilität verändern werden. Dies beinhaltet 
die sichere Beherrschung von quasistationären und dynamischen Vorgängen im Netz.  
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Diese Arbeit konzentriert sich im Bereich der Netzstabilität auf die zukünftigen Her-
ausforderungen eines verringerten Kraftwerksparks hinsichtlich der Kraftwerksrege-
lung im dynamischen Kurzzeitbereich. Es handelt sich hierbei um zwei Regelmecha-
nismen, an denen konventionelle Kraftwerke maßgeblich beteiligt sind und die abseh-
bar auch in den nächsten Jahren zu einem Großteil von konventionellen Kraftwerken 
erbracht werden müssen: 
▪ Primärregelung der Netzfrequenz im kontinentaleuropäischen Netzgebiet 
▪ Spannungsregelung im dynamischen Kurzzeitbereich 
Zur Analyse der zukünftigen Entwicklung der Primärregelung der Netzfrequenz und 
der entsprechenden Reaktion der konventionellen Kraftwerke, wird in dieser Arbeit 
ein vereinfachtes europäisches Netzmodell für dynamische Frequenzuntersuchungen 
vorgestellt. Ein Ziel der Arbeit ist es, mit Hilfe des entwickelten Simulationsmodells 
des kontinentaleuropäischen Netzgebiets aufzuzeigen, wie sich mögliche zukünftige 
Ausprägungen der europäischen Erzeugungsstruktur auf das Verhalten der Primär-
regelung der Netzfrequenz im Störungsfall auswirken. Es werden Empfehlungen für 
die zukünftige Zusammensetzung eines europäischen Kraftwerksparks erarbeitet. Des-
weiteren wird abgeschätzt, welchen Einfluss eine zunehmende Beteiligung von um-
richterbetriebenen Anlagen an der Primärregelung auf die transiente Frequenzstabili-
tät hat. 
Die Analyse der Spannungsregelung im transienten Bereich findet aufgrund der netz-
technisch lokalen Begrenzung von Spannungseffekten unter Verwendung generischen 
Netzmodelle zur vereinfachten Nachbildung von Teilbereichen eines ausgedehnten 
Übertragungsnetzes statt. Erster Untersuchungsgegenstand ist hierbei die Spannungs-
regelung konventioneller Kraftwerke. Derzeit werden die Regelparameter für Span-
nungsregler großer konventioneller Kraftwerke entweder als Standardparameter in 
den laufenden Betrieb übernommen oder bei der Inbetriebnahme an entsprechende 
Vorgaben für das Verhalten infolge von Sollwertsprüngen des Reglers angepasst. Ent-
sprechend besteht bei der Wahl der Reglerparameter der Spannungsregelung Opti-
mierungspotenzial. Ein Ziel der Arbeit ist es zu zeigen, inwiefern eine gezielte Span-
nungsregleroptimierung bei konventionellen Kraftwerken zu einer Verbesserung der 
transienten Spannungsstabilität beitragen kann.  
Ein weiteres Ziel der Arbeit ist die Abschätzung der Veränderung der transienten 
Spannungsstabilität bei veränderter Erzeugungsstrukutr. Es wird gezeigt, wie sich eine 
Optimierung der Spannungsreglerparameter der verbleibenden konventionellen 
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Kraftwerke in einem System mit verringerter konventioneller Erzeugung positiv auf 
die transiente Spannungsstabilität auswirken kann. 
1.4 Aufbau der Arbeit 
In Kapitel 2 sind zunächst die allgemeinen Grundlagen der Funktionsweise konven-
tioneller Kraftwerke beschrieben. Es wird ein Einblick in die aktuellen wirtschaftlichen 
und technischen Randbedingungen gegeben unter denen ein Kraftwerkspark derzeit 
betrieben wird. Weiterhin stellt Kapitel 2 die während der Arbeit entwickelte Liste zur 
Abschätzung der Kraftwerkszusammensetzung in Kontinentaleuropa vor. 
Kapitel 3 sorgt für eine Abgrenzung der in der Arbeit untersuchten transienten Fre-
quenz- und Spannungsstabilität gegenüber anderen Begriffen der Netzstabilität. Es 
wird ein Einblick in die grundlegenden Auswirkungen der transienten Frequenz- und 
Spannungsregelung im Verbundnetz gegeben. 
Kapitel 4 beschreibt die dynamische Modellierung konventioneller Kraftwerke. Der 
Fokus liegt hierbei auf der Dynamik der Synchronmaschine, der verschiedenen Turbi-
nenregler und der Erregersysteme. Eine Untersuchung von Pendeldämpfungsgeräten 
oder der Sekundärregelung findet nicht statt. 
In Kapitel 5 wird das vereinfachte dynamische kontinentaleuropäische Netzmodell für 
die Untersuchungen der Primärregelung der Netzfrequenz vorgestellt. Es sind Unter-
suchungsszenarien definiert, anhand derer Abschätzungen für das zukünftige Verhal-
ten der Primärregelung im Störfall bei verändertem Kraftwerkspark und hoher Ein-
speisung aus erneuerbaren Energien getroffen werden. Die Entwicklung der Primär-
regelung wird anhand von Frequenzkennzahlen und einem Vergleich der Szenarien 
untereinander untersucht. Ebenfalls wird evaluiert, welchen Anforderungen ein pri-
märregelndes Einzelkraftwerk in Zukunft gerecht werden muss. 
Kapitel 6 enthält Untersuchungen zur Spannungsregleroptimierung konventioneller 
Kraftwerke. Zunächst werden Algorithmus und Methodik vorgestellt. Die Untersu-
chungen finden anhand generischer Netzstrukturen statt. Beispielhaft sind die Aus-
wirkungen einer optimierten Spannungsregelung auf die transiente Spannungsstabi-
lität gegenüber einer Basiskonstellation aufgezeigt. 
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Das Kapitel schließt mit der Betrachtung der Auswirkungen einer veränderten Erzeu-
gungsstruktur auf die transiente Spannungsstabilität und der Verbesserungsmöglich-
keiten durch Spannungsregleroptimierung. 
Die Arbeit schließt mit einem zusammenfassenden Fazit und einem Ausblick auf mög-
liche weiterführende Forschungsvorhaben im Bereich der zukünftigen Entwicklung 
der elektrischen Erzeugungsstruktur in Kapitel 7. 
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2 Grundlagen konventioneller 
Kraftwerke 
Um Untersuchungen zum Verhalten konventioneller Kraftwerke und ihrer Regelsy-
steme durchführen zu können, ist es zunächst wichtig, die grundlegenden Funktions-
weisen der verschiedenen Typen konventioneller Krafwerke zu beleuchten. 
Konventionelle Kraftwerke zur Erzeugung elektrischen Stroms stellen eine Energie-
wandlungskette dar, die bei einem Primärenergieträger beginnt, dessen Energie über 
Umwandlungsprozesse unter Verlusten in elektrische Energie überführt wird. Aus der 
Energiewandlungskette lässt sich für jedes Kraftwerk ein elektrischer Wirkungsgrad 
el definieren, der angibt, wieviel der am Anfang des Prozesses stehenden Primärener-
gie am Ende als elektrische Energie zur Verfügung gestellt wird. 
el=
𝐸el
𝐸Primär − 𝐸V
 (2.1) 
  Eel : Elektrische Energie 
  EV : Verlustenergie des Prozesses (z.B. Wärme) 
  EPrimär : Zugeführte Primärenergie (z.B. Brennstoffenergie) 
Die verschiedenen Typen konventioneller Kraftwerke unterscheiden sich im wesentli-
chen durch die zugrundeliegende Energiewandlungskette und deren technische Rea-
lisierung. Die häufigsten Typen konventioneller Kraftwerke sind in den folgenden Un-
terkapiteln beschrieben. 
2.1 Dampfturbinenkraftwerke 
Die Energiewandlung in Dampfturbinenkraftwerken geschieht über einen thermi-
schen Kreisprozess, den Clausius-Rankine-Prozess. Abbildung 2.1 zeigt schematisch 
den thermischen Kreisprozesses eines Dampfkraftwerks mit einfacher Überhitzung im 
Dampferzeuger. Hierbei ist der grundlegende Kreisprozess bereits um einen dem 
Dampferzeuger nachgeschalteten Überhitzer erweitert.  
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Abbildung 2.1: Schematischer Aufbau eines Clausius-Rankine-Dampfkraftprozesses  
mit Überhitzung (eigene Darstellung nach [11]) 
Ein flüssiges Arbeitsmittel, üblicherweise Wasser, wird über eine Speisepumpe auf ei-
nen hohen Druck zwischen 200 und 290 bar gebracht und mit Hilfe eines Dampfer-
zeugers durch Zufuhr von Primärenergie, z.B. aus Rohstoffverbrennung, verdampft. 
Der Dampf wird je nach Kraftwerk auf 540 bis 690 °C überhitzt und der Turbine zu-
geführt. Vor dem Eintritt in die Turbine wird der im Rohrsystem vorhandene Dampf 
Frischdampf genannt. Dampfdruck und Temperatur sind stark abhängig von Lei-
stungsklasse und Errichtungszeitpunkt eines Dampfkraftwerks. Beispiele finden sich 
in [11], [12] und [13].  
Die Turbine setzt einen Teil der im Frischdampf enthaltenen thermischen Energie in 
kinetische Energie in Form einer Drehbewegung der Turbinenwelle um. Die kinetische 
Energie der Turbine wird über eine gemeinsame oder angeflanschte Welle einem elek-
trischen Generator zugeführt, der die kinetische Drehenergie in elektrische Energie 
umwandelt und über einen nachgeschalteten Transformator in das elektrische Ener-
gieversorgungsnetz einspeist. 
Bei den Generatoren von Dampfkraftwerken handelt es sich um Synchrongeneratoren 
deren Rotor aufgrund der hohen Turbinendrehzahl in Vollpolbauweise ausgeführt ist. 
Diese drehen mit ihrer Synchrondrehzahl nsyn, die im stationären ungestörten Betrieb 
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direkt proportional zur elektrischen Netznennfrequenz fn ist. Proportionalitätsfaktor 
ist hierbei das Reziproke der Polpaarzahl p des Synchrongenerators. 
𝑛syn =
𝑓n
𝑝
 
(2.2) 
  nsyn : Synchrondrehzahl des Synchrongenerators 
  fn : Netznennfrequenz 
  p : Polpaarzahl des Synchrongenerators 
Synchrongeneratoren großer Dampfkraftwerke sind meist 2-polige oder 4-polige Voll-
polmaschinen und haben damit hohe Synchrondrehzahlen von 3000 min-1 bzw. 
1500 min-1 beim Einsatz in 50-Hz-Netzen [12].  
Dem Generator nachgeschaltet ist ein Blocktransformator, der von der Generatorklem-
menspannung, üblicherweise 10,5 kV, 21 kV oder 27 kV, auf eine überlagerte Hoch- 
oder Höchstspannungsebene, 110 kV, 220 kV oder 380 kV, hochtransformiert. Der 
Netzanschlusspunkt des Kraftwerks liegt damit auf der OS-Seite des Maschinentrans-
formators. 
Das Arbeitsmittel wird nach dem Durchtritt durch die Turbine über einen Kondensator 
auf seine ursprüngliche Temperatur abgekühlt, verflüssigt und über eine Speisepumpe 
wieder dem Anfang des thermischen Kreislaufs im Dampferzeuger zugeführt. Beim 
Kühlmittel für den Kondensator handelt es sich ebenfalls üblicherweise um Wasser, 
das aus einem See, Fluss oder aus dem Meer gewonnen wird. Um eine unzulässige 
Aufwärmung dieser Wasserquelle zu vermeiden, wird das Wasser vor der Rückführung 
mit Hilfe von Kühltürmen auf eine zulässige Rückführtemperatur gebracht. 
Der hohe Druck und die durch Überhitzung stark erhöhte Temperatur sorgen für Wir-
kungsgrade von mittlerweile el,max = 45 % [13]. 
In der Praxis hat es sich durchgesetzt, dass ein Dampferzeuger auf einen Turbinensatz 
speist. Bei dieser Konfiguration spricht man von einem Blockkraftwerk. Sie ist im Ver-
gleich zu anderen Konfigurationen im Dampfkreislauf einfacher zu regeln. Für alle 
Dampfkraftwerke unabhängig vom Primärenergieträger ist dieser Prozessablauf 
grundsätzlich gleich. Oft kommen mehrere Turbinenstufen, mehrere Überhitzerstufen 
und eine zusätzliche Speisewasservorwärmung sowie zusätzliche mit der Art der Pri-
märenergiezuführung verbundene Prozessschritte oder Zwischenkreisläufe hinzu.  
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Es kann zwischen zwei Primärenergiequellen für Dampfkraftwerke unterschieden 
werden: 
▪ Verbrennung fossiler Primärenergieträger 
▪ Kernspaltung spaltbarer Atomkerne 
Nachfolgend sind die Charakteristika der entsprechenden Kraftwerkstypen genauer 
beschrieben. 
Weiterhin handelt es sich beim Typ des Sonnenwärmekraftwerks ebenfalls um ein 
Dampfkraftwerk, das jedoch zu den erneuerbaren Erzeugungsanlagen mit fluktuieren-
der Leistungsabgabe gezählt und daher an dieser Stelle nicht behandelt wird.  
2.1.1 Fossil betriebene Dampfkraftwerke  
In fossil befeuerten Dampfkraftwerken wird die Primärenergie für den Dampfkreislauf 
aus der Verbrennung fossiler Brennstoffe gewonnen. Als Primärenergieträger für reine 
Dampfkraftwerke kommen die folgenden fossilen Brennstoffe infrage: 
▪ Steinkohle 
▪ Braunkohle 
▪ Erdöl oder Erdgas 
▪ Andere Rohstoffe wie Abfälle oder Biogas 
Die fossilen Brennstoffe für den Einsatz in fossil gefeuerten Dampfkraftwerken unter-
scheiden sich rein technisch wesentlich durch ihren Brennwert, den Ausstoß von Kli-
magasen und den Wirkungsgrad der entsprechenden Kraftwerke. Tabelle 2.1 zeigt, 
dass Braunkohle den niedrigsten Brennwert und die höchsten CO2-Emissionen pro er-
zeugter kWh aufweist. Erdgas hingegen bietet beim Einsatz in Gas- und Dampfkraft-
werken den höchsten Wirkungsgrad und sehr niedrige CO2-Emissionen.  
Bei Kohlekraftwerken handelt es sich um die gängigste Art des reinen Dampfkraft-
werks, weswegen sie im Folgenden explizit beschrieben werden. 
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Tabelle 2.1: Vergleich der Kennzahlen fossiler Brennstoffe  
(Datenquellen: [13], [14], [15], [16] und [17]) 
 Brennwert 
 
in kWh/kg 
(Dichte von Erdgas 
angenommen mit 
0,87 kg/m³) 
CO2-Ausstoß bei der 
Stromerzeugung 
in g CO2-Äquivalent pro kWh 
erzeugten Stroms über den 
Lebenszyklus eines Kraft-
werks 
Wirkungsgrad der 
Stromerzeugung 
in % 
Steinkohle 7 - 8 898 - 952 30 - 47 
Braunkohle ca. 6 969 - 1190 30 - 47 
Erdgas 
(GuD) 
7,2 – 9,6 398 - 544  39 - 60 
Erdöl ca. 12 ca. 890 30 - 45 
 
Kohlekraftwerke 
In Kohlekraftwerken wird als Primärenergieträger Stein- oder Braunkohle verwendet. 
Zusätzlich zu den Anlagen des allgemeinen Kreisprozesses gemäß Abbildung 2.1 wer-
den Anlagen zur Brennstoff- und Rauchgasbehandlung eingesetzt. Die eingebrachte 
Kohle wird über Kohlemühlen zu Staub zermahlen, der in den Brenner des Dampfer-
zeugers eingeblasen wird. Es kommen als zusätzliche Verbraucher die Motoren von 
Mühlen und Ventilatoren hinzu.  
In Braunkohlekraftwerken wird zusätzlich eine leistungsstarke Trocknungsanlage be-
nötigt, da der Wassergehalt von Braunkohle überlicherweise bei ca. 40 - 50 % liegt 
[18]. Steinkohlekraftwerke nehmen ebenfalls eine Kohletrocknung vor, deren Lei-
stung allerdings nur bei ca. einem Fünftel der Trocknungsanlagen in Braunkohlekraft-
werken liegt.  
Nach Verfeuerung der Kohle kommen weitere Anlagen z.B. für die Entstaubung und 
Entschwefelung des Rauchgases hinzu. Eine beispielhafte schematische Darstellung 
des Steinkohlekraftwerks Ibbenbüren mit den zentralen Anlagen der Brennstoff- und 
Rauchgasbehandlung ist in Abbildung 2.2 zu sehen. 
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Abbildung 2.2: Schematischer Aufbau des Steinkohlekraftwerks Ibbenbüren 
(Quelle: [19], eigene Darstellung) 
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Betriebsweise von Kohlekraftwerken 
Steinkohlekraftwerke werden in Europa üblicherweise zur Mittellastdeckung einge-
setzt. Entsprechend agieren sie nach einem Tagesfahrplan. Ebenfalls ist es übliche Pra-
xis, dass ein Steinkohlekraftwerk für einzelne Wochentage (z.B. an Wochenenden 
oder einem Feiertag) komplett abgefahren wird. Dem Dampferzeuger wird die Feue-
rungsleistung über mehrere Brenner zugeführt. Eine große Leistungsreduktion hat das 
Abschalten einzelner Brenner zur Folge, welches zu einer zunehmend inhomogenen 
Temperaturverteilung im Dampferzeuger führt [11]. Um die Grenzen der im Dampf-
erzeuger entstehenden mechanischen Spannungen nicht zu verletzen, werden mit 
Steinkohlekraftwerken im Mittellastbetrieb Betriebspunkte unterhalb von 40 - 50 % 
der Bemessungswirkleistung des Generators PrG vermieden. Laut [20] liegt die übliche 
Laständerungsgeschwindigkeit von Steinkohleblöcken bei ca. 1,5 % PrG/min, wobei in 
bestehenden Anlagen Leistungsänderungsgeschwindigkeiten von bis zu 4 % PrG/min 
als möglich angesehen werden. 
Braunkohlekraftwerke werden in Deutschland wegen der niedrigen Grenzkosten als 
Grundlastkraftwerke betrieben. Durch ihre Lage in der Nähe von Braunkohletagebau-
gebieten verfügen sie über sehr niedrige Brennstoffkosten, weshalb ihre Fixkosten 
maßgeblich für die Grenzkosten verantwortlich sind. Braunkohlekraftwerke werden 
nicht unterhalb einer Leistung von 50 % PrG betrieben. Neben der Vermeidung unzu-
lässiger thermischer Spannungen im Dampferzeuger ist dies der Notwendigkeit einer 
Braunkohletrocknung mit Rauchgas geschuldet. Bei kleinen Leistungen unterhalb 
50 % PrG kann nicht mehr ausreichend trockener Brennstoff über die rauchgasindu-
zierte Trocknung bereitgestellt werden, um das Kraftwerk in einem konstanten Ar-
beitspunkt zu betreiben. Leistungsänderungsgeschwindigkeiten von Braunkohlekraft-
werken liegen im Bereich von ca. 1 % PrG/min. Eine Laständerungsgeschwindigkeit 
von bis zu 2,5 % PrG/min wird durch [20] für aktuelle Anlagen als machbar eingestuft, 
wobei bereits mit den 2003 und 2011 in Betrieb gegangenen neuen Blöcken der Stand-
orte Neurath und Niederaußem laut [22] je nach Betriebspunkt Leistungsrampen von 
ca. 2,8 bis 5,7 % PrG/min realisiert wurden.  
Kohlekraftwerke können üblicherweise 5 % PrG als Primärregelleistung vorhalten. 
Hierbei wird die Hochdruckturbine mit Hilfe des Einlassventils angedrosselt gefahren. 
Bei einer Primärregelleistungsanforderung kann der Dampfstrom durch Ventilöffnung 
kurzfristig erhöht werden und es wird, im wesentlichen verzögert durch Dampfstrom- 
und Turbinenzeitkonstanten, Primärregelleistung zur Verfügung gestellt. Die Hälfte 
dieser Regelleistung, 2,5 % PrG, kann innerhalb von 5 s aktiviert werden [23]. 
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Kapitel 4.3.1 beschreibt das für die Frequenzuntersuchungen dieser Arbeit verwendete 
Dampfturbinenmodell. 
2.1.2 Kernkraftwerke 
Neben der fossilen Befeuerung lässt sich der Dampferzeuger für den Dampfkraftkreis-
lauf auch mit freiwerdender Energie aus der Kernspaltung schwerer Atomkerne be-
treiben. Auf diesem Prinzip basieren weltweit alle kommerziell betriebenen Kernkraft-
werke. Zur Beschreibung des Kreisprozesses wird zwischen zwei grundlegenden Bau-
arten von Kernkraftwerken unterschieden: 
▪ Druckwasserreaktoren 
▪ Siedewasserreaktoren 
Druckwasserreaktoren 
In Druckwasserreaktoren wird die aus der Kernspaltung gewonnene Energie an mit 
Borsäure versetztes Wasser abgegeben. Dies geschieht im sog. Reaktordruckbehälter. 
Das Wasser steht hierbei unter einem Druck von 150 bis 160 bar und erwärmt sich auf 
ca. 325 °C. Durch den hohen Druck kommt es nicht zum Sieden des Wassers. Das mit 
Borsäure versetzte Wasser befindet sich ausschließlich im Primärkreislauf, bestehend 
aus Reaktordruckbehälter, Wärmetauscher zum Dampferzeuger und Hauptkühlmit-
telpumpe. Mit Hilfe eines Wärmetauschers wird die Energie an das Wasser im Dampf-
erzeuger des Sekundärkreislaufs weitergegeben. Es wird Wasserdampf erzeugt und 
über meherer Turbinen- und Überhitzerstufen entspannt. Im Kondensator gibt das 
Wasser seine Restwärme an einen dritten Kühlwasserkreislauf ab. Über die Speise-
pumpe des Sekundärkreislaufs wird das Wasser wieder dem Dampferzeuger zuge-
führt. Der reine Dampfprozess des Kernkraftwerks ist daher grundsätzlich gleich zum 
Dampfprozess in fossil befeuerten Dampfkraftwerken [23]. Abbildung 2.3 zeigt sche-
matisch die Funktionsweise des Druckwasserreaktors. 
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Abbildung 2.3: Schematische Darstellung der Funktionsweise eines Druckwasserreaktors 
Betriebsweise von Druckwasserreaktoren 
Druckwasserreaktoren werden in ihrer Leistungsabgabe über den Borsäuregehalt des 
Kühlwassers des Primärkühlkreislaufs sowie über die Steuerstäbe des Reaktorkerns 
(siehe Abbildung 2.3) gesteuert. Druckwasserreaktoren haben zudem die Eigenschaft, 
dass eine erhöhte Leistungsabnahme durch die Turbine eine erhöhte Dampfentnahme 
aus dem Dampferzeuger und damit eine Temperaturverringerung im Primärkreislauf 
zur Folge hat. Diese Temperaturverringerung führt zu einer Verdichtung des Modera-
tors was eine erhöhte Anzahl von Spaltprozessen und damit eine erhöhte thermische 
Leistungsabgabe nach sich zieht [23]. Hierbei handelt es sich faktisch um eine intrin-
sische Leistungsregelung. Druckwasserreaktoren müssen mit einer Mindestleistung 
von 20 bis 30 % PrG betrieben werden. Ein dauerhafter Betrieb unterhalb von 50 % PrG 
wird jedoch aufgrund des ungleichmäßigen Brennelementeabbrands vermieden. Im 
Bereich bis 80 % PrG sind Leistungsänderungsgeschwindigkeiten von 5 % PrG/min 
möglich. Im Leistungsbereich > 80 % PrG können hohe Laständerungsgeschwindigkei-
ten von 10 % PrG/min erreicht werden. Routinemäßig werden jedoch sowohl in Frank-
reich als auch in Deutschland nur Laständerungen von ca. 1-1,5 % PrG/min gefahren 
[24]. Die Vorhaltung und Aktivierung von Primärregelleistung geschieht im Druck-
wasserreaktor in der Höhe von 5 % PrG analog zum Kohlekraftwerk über den Konden-
satstau vor der Hochdruckturbine. Für die Frequenzuntersuchungen dieser Arbeit ist 
damit für Druckwasserreaktoren von der gleichen Dynamik auszugehen wie für Koh-
lekraftwerke. Entsprechend wird das gleiche Turbinenreglermodell gemäß Kapi-
tel 4.3.1 verwendet. 
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Siedewasserreaktoren 
In Siedewasserreaktoren werden im Gegensatz zu Druckwasserreaktoren lediglich 
zwei Wasserkreisläufe verwendet. Der Reaktordruckbehälter fungiert gleichzeitig 
auch als Dampferzeuger. Die Energie aus der Kernspaltung wird an das Wasser des 
Primärkreislaufes abgegeben, dieses verdampft und wird über Zwischenüberhitzer der 
Turbine zugeführt. Der Frischdampf hat einen Druck von ca. 70 bar bei ca. 300 °C. Er 
wird in der Turbine entspannt, deren Drehbewegung über die Welle auf den Rotor des 
Synchrongenerators übergeht. Dieser wandelt die Rotationsenergie in elektrische 
Energie um. Im Kondensator hinter der Turbine wird dem Dampf die Restwärme ent-
zogen. Der Kondensator wird über einen Sekundärkühlkreis mit Wasser gekühlt. Über 
die Hauptkühlmittelpumpe wird das Wasser des Primärkreislaufs wieder dem Reak-
tordruckbehälter zugeführt. Die Besonderheit des Siedewasserreaktors gegenüber 
dem Druckwasserreaktor ist, dass neben dem Reaktordruckbehälter und der Haupt-
kühlmittelpumpe auch das Maschinenhaus mit Turbine und Synchrongenerator direkt 
mit dem Primärkreislauf verbunden sind und daher dem strahlenüberwachten Kon-
trollbereich angehören. Abbildung 2.4 zeigt schematisch die Funktionsweise des Sie-
dewasserreaktors. 
 
Abbildung 2.4: Schematische Darstellung der Funktionsweise eines Siedewasserreaktors 
Betriebsweise von Siedewasserreaktoren 
Eine Leistungsänderung von Siedewasserreaktoren wird durch eine erhöhte Umwälz-
geschwindigkeit des Primärkühlmittels erreicht. Die stabile technische Mindestlei-
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stung liegt bei 60 % PrG. Unterhalb von 80 % PrG können Leistungsänderungsge-
schwindigkeiten von 3,8 bis 4,6 % PrG/min erreicht werden. Im Leistungsbereich 
> 80 % PrG lassen sich Leistungsänderungen bis 10 % PrG/min erreichen [24]. 
Die Vorhaltung von Primärregelleistung ist im Siedewasserreaktor wie in allen großen 
Dampfkraftwerken über eine entsprechende Dampfvorhaltung vor der Hochdrucktur-
bine gelöst. Für die Frequenzuntersuchungen dieser Arbeit ist damit für Siedewasser-
reaktoren ebenfalls von der gleichen Dynamik auszugehen wie für Kohlekraftwerke. 
Kapitel 4.3.1 beschreibt das entsprechend verwendete Dampfturbinenmodell.  
2.2 Gasturbinenkraftwerke 
Im Gegensatz zu Dampfkraftwerken ist bei Gasturbinenkraftwerken kein aufwändiger 
(Wasser-)Dampfkreislauf notwendig. In Gasturbinenkraftwerken wird Umgebungsluft 
über einen Verdichter auf einen Druck bis ca. 30 bar gebracht und einer Gasturbine 
zugeführt. Die verdichtete Luft weist bereits eine hohe Temperatur von ca. 250-300 °C 
auf. Sie wird in eine Brennkammer eingeführt. In diese Brennkammer wird das Gas 
eingeleitet. Das Gas-Luft-Gemisch wird entzündet und strömt mit Temperaturen zwi-
schen 1000 °C und 2000 °C in die eigentliche Gasturbine ein. Auf der Turbinenwelle 
befinden sich der Verdichter und der Rotor des Synchrongenerators, wobei der Syn-
chrongenerator auf der "kalten" Seite des Verdichters platziert ist. Die Drehbewegung 
der Welle wird über den Synchrongenerator in elektrische Leistung umgewandelt. Der 
Verdichter benötigt ca. ein Drittel der Turbinenleistung als Antriebsleistung und 
schmälert damit den Gesamtwirkungsgrad erheblich. Das Abgas der Gasturbine weist 
noch Temperaturen zwischen 500 °C und 600 °C auf, wodurch der Wirkungsgrad auf 
ca. 30-35 % beschränkt ist. Bei den meisten Gasturbinen wird das heiße Abgas zur 
Vorwärmung der Luft nach dem Verdichter verwendet. Abbildung 2.5 verdeutlicht den 
Gasturbinenprozess anhand einer einfachen schematischen Darstellung. Thermodyna-
misch handelt es sich um einen Joule-Brayton-Kreisprozess [23], [25], [26]. 
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Abbildung 2.5: Schamatische Darstellung eines einfachen Gasturbinenprozesses 
Betriebsweise von Gasturbinenkraftwerken 
Durch den gegenüber Dampfkraftwerken einfacheren Kreisprozess können Gasturbi-
nenkraftwerke aus dem Stillstand in 15 - 30 min auf Bemessungsbetrieb angefahren 
werden. Reine Gasturbinenkraftwerke sind schwarzstartfähig. Im Bereich zwischen 
40 % und 100 % PrG sind Leistungsrampen von 20 % PrG/min möglich. Der Wirkungs-
grad sinkt jedoch während dieser hochdynamischen Fahrweise auf ca. 27-32 % [20], 
[26].  
Gasturbinenkraftwerke werden derzeit im Wesentlichen auf dem Sekundärregel-
leistungs- und Minutenreservemarkt eingesetzt. Für die Frequenzuntersuchungen die-
ser Arbeit wird jedoch davon ausgegangen, dass im Fall einer zunehmend favorisierten 
Nutzung von Gaskraftwerken diese auch in der Primärregelung eingesetzt werden. 
Moderne Gasturbinenkraftwerke können durch die direkte Regelung der Brennstoff-
zufuhr und aufgrund der kleinen Gasturbinenzeitkonstante sehr schnell Primärregel-
leistung bereitstellen. Das entsprechend verwendete Gasturbinenmodell wird in Kapi-
tel 4.3.2 beschrieben. 
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2.3 Gas- und Dampfkraftwerke 
Bei der Energiewandlung in Gas- und Dampfkraftwerken handelt es sich um einen 
Kombinationsprozess aus dem Prozess der reinen Gasturbine und dem Prozess der 
reinen Dampfturbine. Da die Abgase reiner Gasturbinen ein sehr hohes Temperatur-
niveau von 500 bis 600 °C aufweisen, können diese zur Erzeugung unterkritischen 
Dampfes in einer Dampfturbinenanlage verwendet werden. Hierbei werden die Ab-
gase einem Dampferzeuger zugeführt. Der erzeugte (Wasser-)Dampf wird in einer 
Dampfturbine entspannt. Die Dampfturbine befindet sich hierbei auf der gleichen 
Welle wie die Gasturbine. Die Gesamtleistung des Gas- und Dampfkraftwerks kann 
also über einen auf der gleichen Welle aufgebrachten Synchrongenerator ins Netz ge-
speist werden. Es sind jedoch auch Bauformen mit getrennten Wellensträngen und 
mehreren Synchrongeneratoren möglich. Durch den Kombinationsprozess lassen sich 
Gesamtwirkungsgrade von 50 bis 60 % erreichen. Nach der Entspannung durch die 
Turbine wird das Wasser über einen durch einen Sekundärkreislauf gekühlten Kon-
densator wieder auf die Ursprungstemperatur gebracht und über eine Speisepumpe 
dem Dampferzeuger erneut zugeführt [23], [26]. Abbildung 2.6 zeigt eine Schema-
darstellung eines Gas- und Dampfkraftwerks. 
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Abbildung 2.6: Schamatische Darstellung eines einfachen Gas- und Dampfturbinenprozesses bei 
Anordnung von Gasturbine, Dampfturbine, Verdichter und Generator auf einer Welle 
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Betriebsweise von Gas- und Dampfkraftwerken 
Gas- und Dampfkraftwerke können aufgrund der eingesetzten Gasturbine hohe 
Lastrampen von 7 bis 10 % PrG/min im Betriebsbereich zwischen 40 und 100 % PrG 
fahren. Die gegenüber der reinen Gasturbine großen Zeitkonstanten von Dampferzeu-
ger und Dampfturbine machen sich beim Startverhalten bemerkbar. Im Heißstart wer-
den 1 bis 1,5 h Anfahrzeit im Kaltstart 3 bis 4 h Anfahrzeit benötigt. Gas- und Dampf-
kraftwerke sind aufgrund der eingesetzten Gasturbine schwarzstartfähig, da kaska-
diert zunächst die Gasturbine und anschließend die Dampfturbine in Betrieb genom-
men wird [20].  
Gas- und Dampfkraftwerke können bei entsprechender Ausrüstung Primärregellei-
stung, wie in [27] beschrieben, über eine direkte Ansteuerung der Gasturbine bereit-
stellen. Für die Frequenzuntersuchungen dieser Arbeit wird davon ausgegangen, dass 
die Gasturbine zur schnellen Bereitstellung von Primärregelleistung eingesetzt wird. 
Entsprechend wird in der späteren Modellierung das gleiche Turbinenmodell wie für 
das reine Gasturbinenkraftwerk gemäß Kapitel 4.3.2 eingesetzt. 
2.4 Wasserkraftwerke 
Neben Kraftwerken, die über thermodynamische Energiewandlungsprozesse durch 
Verbrennung von Primärenergieträgern arbeiten, werden die hydraulisch arbeitenden 
Wasserkraftwerke in dieser Arbeit zu den konventionellen Kraftwerken hinzugezählt. 
Obwohl es sich um Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien handelt, weisen sie 
durch ihre klassische Ausführung mit einem netzgekoppelten Schenkelpol-Synchron-
generator und der zugehörigen Regelsysteme wie Spannungs- und Turbinenregelung 
ähnliche Betriebscharakteristika wie konventionelle brennstoffbetriebene Kraftwerke 
auf.  
Zur Umwandlung der kinetischen Wasserenergie in die Drehbewegung einer Antriebs-
welle werden verschiedene Arten von Wasserturbinen verwendet. Die Art der einge-
setzten Wasserturbine richtet sich unter anderem nach dem Typ des Wasserkraft-
werks. Es wird zwischen den folgenden Typen von Wasserkraftwerken unterschieden 
[23], [28], [29]: 
▪ Laufwasserkraftwerke (Niederdruckanlagen) 
▪ Speicherkraftwerke (Mittel- oder Hochdruckanlagen) 
▪ Pumpspeicherkraftwerke (Hochdruckanlagen) 
 25 
2.4.1 Laufwasserkraftwerke 
Bei Laufwasserkraftwerken handelt es sich um Wasserkraftwerke die üblicherweise in 
einem Flusslauf eingesetzt sind und sehr niedrige Fallhöhen zwischen Ober- und Un-
terwasser < 25 m aufweisen. Als Wasserturbine kommt die Kaplan-Turbine zum Ein-
satz, die für kleine Fallhöhen und große Volumendurchflüsse die besten Wirkungs-
grade gegenüber anderen Wasserturbinen erzielt. Laufwasserkraftwerke haben Ge-
samtwirkungsgrade zwischen 75 und 93 % [12], [28], [29]. Abbildung 2.7 zeigt eine 
Schemadarstellung. 
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Abbildung 2.7: Einfache schematische Darstellung eines Laufwasserkraftwerks 
2.4.2 Speicherwasserkraftwerke 
Bei Speicherwasserkraftwerken werden Fließgewässer vor einer Staumauer zu einem 
Stausee aufgestaut. Gegenüber dem Laufwasserkraftwerk ergeben sich üblicherweise 
Fallhöhen > 50 m. Zudem spricht man bei Fallhöhen  200 m von Mitteldruckanlagen 
und bei Fallhöhen > 200 m von Hochdruckanlagen. In den meisten Speicherkraftwer-
ken kommt eine Francis-Turbine zum Einsatz, die bei Fallhöhen bis ca. 100 m den 
besten Wirkungsgrad gegenüber anderen Wasserturbinentypen aufweist [12], [28], 
[29]. Die Funktionsweise eines Speicherkraftwerks ist in Abbildung 2.8 schematisch 
dargestellt. 
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Abbildung 2.8: Einfache schematische Darstellung eines Speicherwasserkraftwerks 
2.4.3 Pumpspeicherkraftwerke 
Bei Pumpspeicherkraftwerken handelt es sich um Wasserkraftwerke, die den Wasser-
austausch zwischen einem oberen und einem unteren Wasserreservoir zur Energie-
wandlung nutzen. Pumpspeicherkraftwerke sind wegen ihrer geografischen Anforde-
rungen in Bergregionen zu finden und verfügen meist über sehr hohe Fallhöhen bis 
hin zu 2000 m. Dementsprechend werden die meisten Pumpspeicherkraftwerke zu 
den Hochdruckanlagen gezählt. Für Hochdruckanlagen mit Fallhöhen > 200 m führt 
der Einsatz einer Pelton-Turbine zum besten Wirkungsgrad unter den Wasserturbinen. 
Pumpspeicherkraftwerke zeichnen sich dadurch aus, dass ihre Reservoirs meist über 
keinen für den Kraftwerksbetrieb ausreichenden natürlichen Zulauf verfügen. In Zei-
ten niedriger Strompreise wird mit Hilfe von Pumpen Wasser aus dem unteren ins 
obere Reservoir gepumpt um dieses in Zeiten hoher Strompreise wieder herunterflie-
ßen zu lassen und über die Wasserturbine mit dem angeschlossenen Synchrongenera-
tor zu verstromen. Damit handelt es sich bei Pumpspeicherkraftwerken um die derzeit 
einzigen Einrichtungen, die elektrische Energie in großer Menge über längere Zeit-
räume von mehreren Tagen verlustarm speichern können. Der Wirkungsgrad im 
Pump- und Turbinenbetrieb beträgt jeweils ca. 85 bis 90 %, wodurch sich ein Gesamt-
nutzungsgrad eines kompletten Ein- und Ausspeichervorgangs von 72 bis 80 % ergibt. 
Abbildung 2.9 zeigt die Schemadarstellung eines Pumpspeicherkraftwerks. 
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Abbildung 2.9: Einfache schematische Darstellung eines Pumpspeicherwasserkraftwerks 
2.4.4 Betriebsweise von Wasserkraftwerken 
Wasserkraftwerke werden je nach Typ sehr unterschiedlich betrieben. Die Stromer-
zeugung aus Laufwasserkraftwerken ist oft saisonal bedingt an den Wasserstand von 
Flüssen gekoppelt und kann beispielsweise in Sommermonaten niedriger ausfallen 
oder sogar komplett entfallen. Eine Androsselung von Laufwasserkraftwerken ist über 
Bypasskanäle möglich, hierdurch bleibt jedoch die am Kraftwerk vorbeigeführte Was-
sermenge ungenutzt. Ein Bypassbetrieb zugunsten einer flexiblen Leistungsregelung 
wird nicht als wirtschaftlich angesehen. Große Speicherkraftwerke sind üblicherweise 
auf einen Dauerbetrieb ausgelegt und können eine schnelle Anpassung ihrer Leistung 
über die Steuerung der Wasserturbinenventile vornehmen. Pumpspeicherkraftwerke 
werden in Hochlastzeiten zur Stromerzeugung genutzt, während sie in Schwachlast-
zeiten im Pumpbetrieb arbeiten. Es werden so die Preisunterschiede zwischen Hoch-
last- und Schwachlastzeiten ausgenutzt.  
Für die in dieser Arbeit untersuchten Primärregelaufgaben sind vor allem große Spei-
cherkraftwerke interessant. Pumpspeicherkraftwerke agieren eher auf dem Sekundär-
regel- und Minutenreservemarkt. Daher liegt der Fokus bei der späteren Modellierung 
für Frequenzuntersuchungen auf Speicherkraftwerken. Das entsprechende Wassertur-
binenmodell wird in Kapitel 4.3.3 beschrieben.  
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2.5 Fahrweise eines Kraftwerksparks 
Neben den prozesstechnischen Gegebenheiten ist es für Erzeugungsanlagen wichtig, 
unter welchen technischen und wirtschaftlichen Rahmenbedingungen sie arbeiten. 
Aus den technischen Rahmenbedingungen lässt sich ableiten, wie Erzeugungsanlagen 
auf bestimmte Netzgegebenheiten wie Frequenz- oder Spannungsabweichungen rea-
gieren und wie sich der Einsatz der Erzeugungsanlagen aufgrund der aktuellen Nach-
frage durch die Verbraucher gestaltet. Obwohl es sich beim kontinentaleuropäischen 
Netzgebiet um ein elektrisch synchron betriebenes System handelt, agieren Erzeu-
gungsanlagen zunächst aufgrund der nationalen technischen und wirtschaftlichen 
Randbedingungen. Der Verband der europäischen Übertragungsnetzbetreiber ENTSO-
E wirkt dem aktuell mit der Erarbeitung europaweiter technischer Betriebsrichtlinien 
in Form von Netz- und Systemregeln (engl.: Network Codes) entgegen. Zudem tau-
schen sich die Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) der einzelnen europäischen Länder 
regelmäßig über technische Randbedingungen des Netzbetriebs aus, wodurch natio-
nale technische Randbedingungen verschiedener Länder zum Teil gleiche Anforderun-
gen an Erzeugungsanlagen stellen. Die wirtschaftlichen Rahmenbedingungen bleiben 
durch die ENTSO-E Netz- und Systemregeln unberührt. Sie werden im wesentlichen 
durch die nationalen Strommarktgegebenheiten festgelegt. Durch den bereits stattfin-
denden europaweiten Stromhandel z.B. über den europäischen Marktplatz für Ener-
gie, EEX, besteht eine zum Teil starke Kopplung nationaler Strommärkte. 
Nachfolgend sind dem Fokus dieser Arbeit entsprechend die technischen und wirt-
schaftlichen Randbedingungen für den Betrieb von Erzeugungsanlagen im Deutschen 
Hoch- und Höchstspannungsnetz (HS- und HöS-Netz) beschrieben. 
2.5.1 Technische Anforderungen an konventionelle Kraftwerke  
in der Hoch- und Höchstspannungsebene 
Konventionelle Großkraftwerke sind üblicherweise über einen Blocktransformator an 
die HS- oder HöS-Ebene angeschlossen. Bis ca. 300 MVA Bemessungsleistung werden 
Kraftwerke in der HS-Ebene (110 kV), ab ca. 300 MVA Bemessungsleistung in der 
HöS-Ebene (220 kV und 380 kV) angeschlossen [23]. In Deutschland gelten für den 
Anschluss von Erzeugungsanlagen an das elektrische Energieversorgungsnetz sog. 
Netz- und Systemregeln. Diese sind je nach Spannungsebene unterschiedlichen Regel-
werken zu entnehmen. Dieses Unterkapitel verdeutlicht, welche technischen Anforde-
rungen konventionelle Kraftwerke bei am Netzanschluss auftretenden Frequenz- und 
Spannungsabweichungen sowie Netzstörungen zu erfüllen haben.  
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Im August 2007 veröffentlichte der VDN den derzeit geltenden Transmission Code 
2007 [31]. Dieser galt bis 31. Dezember 2014 für alle Erzeugungsanlagen in der HS- 
und HöS-Ebene. Zudem galt für EEG-Erzeugungsanlagen der zusätzliche VDN Leitfa-
den - EEG-Anlagen am Hoch- und Höchstspannungsnetz [32]. Am 01. Januar 2015 trat 
die VDE Anwendungsregel VDE-AR-N 4120 [33] in Kraft. Diese ersetzt die Kapitel 3 
und 5 des Transmission Code 2007 und den VDN Leitfaden EEG-Anlagen am Hoch- und 
Höchstspannungsnetz für Erzeugungsanlagen, die in der HS-Ebene angeschlossen sind. 
Damit werden wesentliche betriebliche Anforderungen aus dem Transmission Code 
2007 durch die VDE-AR-N 4120 ersetzt. Die beiden Regelwerke enthalten unter ande-
rem Anforderungen an die Wirk- und Blindleistungsbereitstellung in Abhängigkeit von 
Netzspannung und –frequenz, sowie Vorgaben für das Verhalten bei Netzstörungen 
und Randbedingungen für eine Trennung vom Netz. Im Verbundnetzbetrieb gelten 
die Netz- und Systemregeln des Verbundnetzverbandes ENTSO-E. Für den Betrieb 
konventioneller Kraftwerke ist der ENTSO-E Network Code for Requirements for Grid 
Connection Applicable to all Generators [34] zu berücksichtigen. Er ist aktuell in der 
Verordnung 2016/631 der europäischen Kommision verankert und wird nun soweit 
notwendig in die nationalen Regelwerke eingearbeitet. [34] sieht einen breiten Spiel-
raum für die nationale Regelwerksgestaltung vor, so dass mit der Erfüllung der deut-
schen Netz- und Systemregeln für Erzeugungsanlagen im HöS- und HS-Netz auch [34] 
erfüllt ist. Diese Arbeit konzentriert sich daher auf den Transmission Code 2007 [31] 
und die VDE-AR-N 4120 [33]. 
Für diese Arbeit ist entscheidend, welche technischen Rahmenbedingungen von Er-
zeugungsanlagen für Frequenz- und Spannungsabweichungen am Netzanschlusskno-
ten eingehalten werden müssen. Die entsprechenden Vorgaben gemäß [31] für Erzeu-
gungsanlagen am HöS-Netz und [33] für Erzeugungsanlagen am HS-Netz werden 
nachfolgend verglichen. Um die Anforderungen vergleichbar zu machen, wird auf die 
Nomenklatur aus den Regelwerken verzichtet und an geeigneten Stellen eine eigene 
allgemeine Nomenklatur für die verwendeten Kenngrößen wie Wirkleistungs-, Blind-
leistungs- oder Spannungswerte eingeführt. 
Verhalten bei Frequenzabweichungen 
Bei Über- oder Unterfrequenz muss eine Erzeugungsanlage aus dem Bemessungsbe-
trieb heraus die Mindestanforderung der Wirkleistungsabgabe in der HöS-Ebene ge-
mäß Abbildung 2.10 und in der HS-Ebene gemäß Abbildung 2.11 einhalten.  
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Abbildung 2.10: Anforderungen an die Wirkleistungsabgabe bei Unter- oder Überfrequenz 
für Erzeugungsanlagen im HöS-Netz (Quelle: [31], eigene Darstellung) 
 
Abbildung 2.11: Anforderungen an die Wirkleistungsabgabe bei Unter- oder Überfrequenz 
für Erzeugungsanlagen im HS-Netz (Quelle: [33], eigene Darstellung) 
Die Anforderungen nach Abbildung 2.10 und Abbildung 2.11 gelten für den quasista-
tionären Betrieb mit Frequenzgradienten ≤ 0,5 %/min und Spannungsgradienten 
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≤ 5 %/min. Der quasistationäre Betriebsbereich ist für die HS- und HöS-Ebene gleich 
definiert.  
Gemäß [31] muss sich jedes Kraftwerk in der HöS-Ebene mit einer Bemessungswirk-
leistung > 100 MW mit einem Regelband von mindestens 2 % PrG an der Primärrege-
lung beteiligen. Zusätzlich besteht die Anforderung, dass Erzeugungsanlagen im dy-
namischen Kurzzeitbereich (d.h. außerhalb des quasistationären Betriebsbereichs) 
oberhalb der in Abbildung 2.12 ausgezeichneten Kurve nicht von ihrem Bemessungs-
betrieb bzw. ihrem aktuellen Wirkleistungsbetriebspunkt abweichen. Diese Anforde-
rung ist für HS- und HöS-Ebene identisch. 
 
Abbildung 2.12: Anforderungen an die Wirkleistungsabgabe im dynamischen Kurzzeitbereich 
in Abhängigkeit der Frequenz (Quellen: [31] und [33], eigene Darstellung) 
Bei Überfrequenz im Bereich 50,2 Hz ≤ f ≤ 51,5 Hz müssen laut [33] Erzeugungsan-
lagen in der HS-Ebene ihre Wirkleistungsabgabe mit einem Gradienten von 40 % Pm 
reduzieren, wobei Pm die zum Zeitpunkt der Überschreitung von 50,2 Hz momentane 
Wirkleistungsabgabe ist. Diese Vorgabe wird für die HöS-Ebene laut [31] explizit nur 
für EEG-Erzeugungsanlagen gefordert. Konventionelle Erzeugungsanlagen werden 
hier nicht gesondert erwähnt. Bei Netzfrequenzen > 51,5 Hz müssen sich die Erzeu-
gungseinheiten sofort vom Netz trennen. Dies gilt sowohl in der HS- als auch in der 
HöS-Ebene für alle Erzeugungsanlagen. 
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Verhalten bei Spannungsabweichungen durch Netzstörung 
Für das Verhalten bei Spannungsabweichungen durch Netzstörung wird für HS- und 
HöS-Ebene die gleiche Unterscheidung der Erzeugungsanlagen in Typ 1 mit und Typ 2 
ohne direkt gekoppelten Synchrongenerator gemacht. Erzeugungsanlagen vom Typ 1 
dürfen sich im HS-Netz laut [33] bei Netzspannungen oberhalb der in Abbildung 2.13 
gezeigten Kurven nicht vom Netz trennen. Die gezeigten Kurven werden als sog. Fault-
Ride-Through-Kurven (FRT-Kurven) bezeichnet. Es wird eine Unterscheidung zwi-
schen zweipoligem und dreipoligem Netzfehler gemacht. Die Fehlerklärungszeit wird 
für den dreipoligen Fehler auf 150 ms und für den zweipoligen Fehler auf 220 ms 
festgelegt. Die Kurven entsprechen (2.3) für einen dreipoligen Fehler und (2.4) für 
einen zweipoligen Fehler. 
𝑢(𝑡) = 1 − e√3
150−𝑡
𝑡  (2.3) 
𝑢(𝑡) = 1 − e√2
220−𝑡
𝑡  (2.4) 
 
Abbildung 2.13: FRT-Kurve für Erzeugungsanlagen vom Typ 1 im HS-Netz 
(Quelle: [33], eigene Darstellung) 
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Für Erzeugungsanlagen vom Typ 1 mit direkt gekoppelten Synchrongeneratoren am 
HöS-Netz werden durch [31] keine FRT-Kurven vorgegeben. Hier wird für deren Ver-
halten bei Netzfehlern auf die "...Anforderungen aus den vorangehenden Abschnitten des 
Kapitels 3..." ([31], S. 37) verwiesen. Dort wird bei sinkender Netzspannung eine ent-
sprechende Stufung des Maschinentransformators vorgeschrieben "…um die Erzeu-
gungseinheit in dieser außergewöhnlichen Situation möglichst lange am Netz zu halten 
und das Netz stützen zu lassen." ([31], S. 32). Ab einer quasistationären Netzspannung 
≤ 85 % Un ist eine Trennung der Erzeugungsanlagen vom Netz zulässig.  
Ab Fehlerbeginn wird für Erzeugungsanlagen in der HS-Ebene explizit eine Blind-
stromeinspeisung während des Fehlers, wie in Abbildung 2.14 dargestellt, gefordert. 
Der zusätzlich geforderte Blindstrom ist hierbei proportional zur Spannungsänderung: 
iB = k u (2.5) 
  iB : geforderte zusätzliche Blindstromeinspeisung 
  u : Spannungsdifferenz am Netzanschlussknoten 
  k : Proportionalitätsfaktor 
Der Proportionalitätsfaktor k kann durch den zuständigen ÜNB im Bereich 2 ≤ k ≤ 6 
gewählt werden. Wird kein Faktor vorgegeben, so gilt k = 2. Die Indizes '1' und '2' in 
Abbildung 2.14 bezeichen den einzuspeisenden Mit- und Gegensystemblindstrom in 
Abhängigkeit von den Spannungsabweichungen im Mit- und Gegensystem. 
 
Abbildung 2.14: Geforderte zusätzliche Blindstromeinspeisung im Fehlerfall  
für Erzeugungsanlagen im HS-Netz (Quelle: [33], eigene Darstellung) 
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Für Netzfehler mit Restspannungen < 15 % Un bestehen keine Anforderungen an die 
Einspeisung eines Blindstromes. Entsprechende Anforderungen werden in der HöS-
Ebene nur für die EEG-Erzeugungsanlagen gemacht. Die Blindstromeinspeisung folgt 
nach [31] für EEG-Erzeugungsanlagen in der HöS-Ebene ebenfalls Gleichung (2.5). 
Hierbei wird k ≥ 2 vom ÜNB vorgegeben. Im Gegensatz zur HS-Ebene ist hier ein 
Totband von Un 10 % vorgesehen. 
 
Abbildung 2.15: Geforderte zusätzliche Blindstromeinspeisung im Fehlerfall  
für EEG-Erzeugungsanlagen im HöS-Netz (Quelle: [31], eigene Darstellung) 
Es ist zu erwarten, dass konventionelle Großkraftwerke in der HöS-Ebene aufgrund 
ihres auf die Generatorklemmen regelnden Spannungsreglers des Synchrongenerators 
im Netzfehlerfall automatisiert einen Blindstrom einspeisen, ohne dass dies explizit 
durch Netz- und Systemregeln gefordert ist. Damit lässt sich auch eine fehlende kon-
krete Vorgabe in [31] erklären. Vorgaben zur Spannungsregelung der Synchrongene-
ratoren konventioneller Kraftwerke im Fehlerfall gibt es in [31] nicht. Die Simulati-
onsergebnisse in Kapitel 6.4.4 zeigen beispielhaft ein entsprechendes Kraftwerksver-
halten. 
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2.5.2 Wirtschaftliche Rahmenbedingungen 
Konventionelle Kraftwerke treten als Akteure auf dem Markt für elektrische Energie 
auf. In Deutschland unterscheidet man in Abhängigkeit von der Vorlaufzeit bis zur 
Stromlieferung grundsätzlich drei Strommärkte [20]: 
▪ Intra-Day-Markt 
Stundenweise Beschaffung von elektrischer Energie für den aktuellen Tag bis 
45 min vor Lieferzeitpunkt. Viertelstündliche Beschaffung von elektrischer 
Energie für die aktuelle Folgestunde. Möglichkeit zum Ausgleich von Abwei-
chungen der aktuellen Vorhersage von der Tagesvorhersage für den Strombe-
darf und die Einspeisung aus erneuerbaren Energien. 
▪ Day-Ahead-Markt 
Stundenweise Beschaffung elektrischer Energie für den Folgetag basierend auf 
den Tagesvorhersagen für den Strombedarf und die Einspeisung aus erneuer-
baren Energien. 
▪ Terminmarkt 
Jahres- und Monatsprodukte zur Absicherung gegen Preisschwankungen auf 
dem Day-Ahead- und Intra-Day-Markt. Beschaffung von elektrischer Energie 
entsprechend eines vorab erwarteten Mindeststrombedarfs. 
Am Strommarkt ist es für ein Kraftwerk notwendig, die durch die Stromproduktion 
entstehenden variablen Kosten sowie ausreichende Deckungsbeiträge für die Fixko-
sten zu erwirtschaften. Ohne Berücksichtigung von Übertragungskapazitäten im elek-
trischen Energieversorgungsnetz geschieht die Deckung der aktuellen Stromnachfrage 
über eine Merit-Order. Hierbei sortieren sich alle am Markt teilnehmenden Erzeu-
gungsanlagen aufsteigend nach ihren Grenzkosten. Bei den Grenzkosten handelt es 
sich um die Kosten, die eine Erzeugungsanlage hat, um ausgehend vom aktuellen Be-
triebspunkt eine weitere kWh elektrischer Energie zu produzieren. Im wesentlichen 
werden die Grenzkosten durch die variablen Kosten einer Erzeugungsanlage be-
stimmt. Erzeugungsanlagen werden beginnend mit der Anlage mit den niedrigsten 
Grenzkosten nacheinander abgerufen, bis die aktuelle Nachfrage an elektrischer Ener-
gie gedeckt ist. Kraftwerke, die nicht mehr abgerufen werden, sind in der aktuellen 
Nachfragesituation zu teuer und werden daher nicht über den Markt nachgefragt. Ab-
bildung 2.16 zeigt eine beispielhafte Merit-Order-Kurve angelehnt an eine deutsche 
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Marktsituation bei mittlerer Last und mittlerer Einspeisung aus erneuerbaren Ener-
gien. Die Stromnachfrage an sich wird markwirtschaftlich als inelastisch bezeichnet. 
Das bedeutet, dass sich die Stromnachfrage bei einer Änderung des Marktpreises nur 
wenig ändert, was sich in der Steilheit der die Stromnachfrage darstellenden Geraden 
in Abbildung 2.16 äußert. 
 
Abbildung 2.16: Beispiel einer fiktiven Merit-Order in Deutschland 
mit den üblichen Regionen für verschiedene Kraftwerkstypen 
(Quellen: [20], [35], eigene Darstellung) 
Die höchsten Grenzkosten in der Liste der abgerufenen Kraftwerke stellen den aktuel-
len Börsenstrompreis dar. Aus der Differenz zwischen dem erzielten Strompreis und 
den Grenzkosten eines Kraftwerks ergibt sich der sog. Deckungsbeitrag einer Erzeu-
gungsanlage. Dieser kann genutzt werden um von der Stromproduktion unabhängige 
Fixkosten zu decken. Die Deckungsbeiträge abzüglich der Fixkosten einer Erzeugungs-
anlage ergeben damit den Gewinn der Erzeugungsanlage vor Steuern. Der oben be-
schriebene Mechanismus entsteht, sobald eine Erzeugungsanlage ihre elektrische 
Energie am Strommarkt anbietet.  
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Neben dem Angebot am Strommarkt schließen viele konventionelle Kraftwerke auch 
bilaterale Stromlieferverträge ab, sog. Over-the-Counter (OTC) Geschäfte. Diese neh-
men jedoch nur indirekt durch die entstehende Reduktion der aktuellen Stromnach-
frage Einfluss auf die Preisbildung am Strommarkt. 
Durch den Vorrang erneuerbarer Energien nach EEG [7] sind erneuerbare Energien 
im vorderen Teil der Merit-Order platziert. Durch vermehrte Zeiträume hoher Einspei-
sung aus erneuerbaren Energien werden konventionelle Kraftwerke, die sich eher im 
hinteren Teil der Merit-Order ansiedeln, wesentlich seltener abgerufen und können 
die zur Deckung der Fixkosten und Renditeerwartungen notwendigen Deckungsbei-
träge nicht mehr generieren. Dies ist aktuell für viele Gas- und Dampfkraftwerke der 
Fall. Trotz ihrer hohen Wirkungsgrade und ihrer besonders in Zeiten hoher volatiler 
Einspeisung durch Windkraft- und Photovoltaikanlagen notwendigen flexiblen Wirk-
leistungsbereitstellung ist es aus Sicht der Betreiber wirtschaftlich sinnvoll, manche 
dieser Kraftwerke vom Netz zu trennen 
Um einer Gefährdung der Netzstabilität durch die Abschaltung von Kraftwerken ent-
gegenzuwirken trat im Juli 2013 die Reservekraftwerks-Verordnung, später Netzreserve-
Verordnung (NetzResV, [36]), in Kraft. Diese ermöglicht es den ÜNB über die Defini-
tion einer Netzreserve Kraftwerke, die über den aktuellen Strommarkt ihre Deckungs-
beiträge nicht mehr generieren können und daher eine Abschaltung anzeigen, als Re-
servekraftwerke für Engpasssituationen am Netz zu halten. Die Festlegung einer Netz-
reserve wird von den ÜNB vorgeschlagen und von der Bundesnetzagentur (BNetzA) 
genehmigt. Die Maßnahmen der NetzResV werden über die Netznutzungsentgelte fi-
nanziert. Die Kraftwerksbetreiber bekommen über die NetzResV festgelegte Vergü-
tungssätze auf Grundlage entstehender Fixkosten sowie einen Arbeitspreis zur Gene-
rierung ihrer Deckungsbeiträge zugesprochen. Einem Kraftwerk der Netzreserve ist es 
gemäß NetzResV nicht mehr erlaubt an den eigentlichen Strommarkt zurückzukehren. 
Der eigentliche Kraftwerkspark, der zu einem bestimmten Zeitpunkt in Betrieb ist, 
ergibt sich demnach aus den Erzeugungsanlagen nach Merit-Order bis zum Grenz-
kraftwerk, den aufgrund von OTC-Verträgen am Netz befindlichen Erzeugungsanla-
gen sowie der gemäß der aktuellen Netzsituation in Betrieb befindlichen Reservekraft-
werke nach NetzResV.  
Redispatch 
Aufgrund aller langfristigen Stromverträge und des Day-Ahead-Strommarktes steht 
den ÜNB einen Tag vor dem eigentlichen Kraftwerkseinsatz ein Kraftwerkseinsatzplan 
 38 
zur Verfügung. Dieser wird mit Hilfe einer Lastflussberechnung verifiziert, dem sog. 
Day-Ahead Congestion Forecast. Bei Überschreitung von Grenzwerten der Lastfluss-
berechnung, wie z.B. Leitungsüberlastungen ist es einem ÜNB möglich, einzelne Kraft-
werke zu einer niedrigeren Einspeisung anzuhalten und andere Kraftwerke anzuhal-
ten, ihre Wirkleistungsabgabe entsprechend zu erhöhen. Diese Maßnahme nennt man 
Redispatch. Eine Redispatch-Maßnahme findet immer paarweise statt. Ein Kraftwerk 
erhöht die Wirkleistungseinspeisung, während ein anderes Kraftwerk die Einspeisung 
entsprechend reduziert. Damit bleibt die eigentliche Leistungsbilanz gewahrt, wäh-
rend die Wirkleistungseinspeisung lokal verschoben wird, um einen Lastfluss ohne 
Grenzwertverletzungen zu gewährleisten. In den Redispatch werden nur Erzeugungs-
anlagen mit Bemessungswirkleistungen > 50 MW aufgenommen. Die Kosten für Re-
dispatchmaßnahmen werden auf die Netznutzungsentgelte umgelegt. Neben dem Re-
dispatch auf Grundlage des Day-Ahead Congestion Forecast ist es dem operativen 
Dienst eines ÜNB auch während eines Tages im Rahmen des Engpassmanagements 
möglich, Redispatch-Maßnahmen anzuweisen. 
Regelleistungsmärkte 
Neben dem Strommarkt und dem Vertrieb über OTC-Verträge können Erzeugungsan-
lagen als Akteure auf dem Regelleistungsmarkt auftreten. Regelleistung wird in An-
spruch genommen, sobald die Netzfrequenz aufgrund eines Ungleichgewichts in der 
Wirkleistungsbilanz des Systems über ein Totband von 10 mHz hinaus von ihrem 
Nennwert fn = 50 Hz abweicht. Ziel ist es, die Netzfrequenz möglichst konstant auf 
ihrem Nennwert zu halten. Es wird zwischen drei Formen von Regelleistung unter-
schieden: 
▪ Primärregelleistung (PRL) 
▪ Sekundärregelleistung (SRL) 
▪ Minutenreserve 
Primär- und Sekundärregelleistung werden in einem wöchentlichen, Minutenreserve 
wird in einem täglichen Ausschreibungsverfahren durch die ÜNB beschafft. Während 
Strommarkt und OTC-Verträge zu einer, basierend auf Erzeugungs- und Verbrauchs-
prognosen möglichst ausgeglichenen Energiebilanz zwischen Erzeugung und Ver-
brauch führen, sorgen die Regelleistungsprodukte zu jedem Zeitpunkt für einen Aus-
gleich der entsprechenden Wirkleistungsbilanz. Als Regelgröße wird die in einem syn-
chron betriebenen Übertragungsnetz lokal weitgehend unabhängige Netzfrequenz 
herangezogen. 
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Erzeugungsanlagen geben ein Gebot für Leistungs- und Arbeitspreis in der jeweiligen 
Ausschreibungsrunde für PRL, SRL und Minutenreserve ab. Die Entscheidung über die 
Aufnahme in den jeweiligen Regelleistungspool für einen Angebotszeitraum erfolgt 
aufgrund einer Merit-Order der Leistungspreise. Der eigentliche Abruf erfolgt im Fall 
der Primärregelleistung ebenfalls aufgrund der Merit-Order der Leistungspreise und 
im Fall von Sekundärregelleistung und Minutenreserve aufgrund einer Merit-Order 
der zugehörigen Arbeitspreise [37]. Rein technisch muss die Primärregelleistung als 
schnelle Regelleistung innerhalb von 30 s vollständig zur Verfügung gestellt und bis 
15 min nach der Wirkleistungsbilanz-Störung gehalten werden. Die Sekundärregellei-
stung löst die Primärregelung ab. Sie wird 30 s nach der Störung aktiviert und muss 
innerhalb von 5 min nach Aktivierung vollständig zur Verfügung gestellt werden. Die 
Minutenreserve löst die Sekundärregelung ab. Sie wird 15 min nach der Störung ak-
tiviert und muss innerhalb von 15 min nach Aktivierung vollständig zur Verfügung 
gestellt werden. Sie sorgt für einen Fahrplanausgleich über mindestens vier 15-min-
Blöcke. Primär- und Sekundärregelleistung werden voll automatisiert abgerufen. Die 
Minutenreserve kann seit 2012 ebenfalls automatisiert abgerufen werden, wird jedoch 
derzeit oft noch manuell durch die Netzleitstelle angefragt. 
Für die Frequenzuntersuchungen dieser Arbeit ist ausschließlich die Primärregelung 
von Bedeutung, da hier das direkte Wirkleistungs-Regelverhalten je nach Kraftwerks-
typ zu sehen ist. Der technische Ablauf der Primärregelung und ihr Zusammenhang 
mit der Netzfrequenz, sind in Kapitel 3.1.1 im Detail beschrieben. 
 
Abbildung 2.17: Ablauf von Primärregelung, Sekundärregelung und Minutenreserve  
nach einer Störung bis zur Übernahme durch den verursachenden Bilanzkreis  
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2.6 Kraftwerkskapazitäten in Kontinentaleuropa 
Die in dieser Arbeit gezeigten Untersuchungen zur transienten Frequenzstabilität set-
zen die Kenntnis der aktuellen Zusammensetzung des Kraftwerksparks im kontinen-
taleuropäischen Netzgebiet ENTSO-E CE voraus. In diesem Zusammenhang wurde 
eine Kraftwerksliste aller Kraftwerke mit SrG > 100 MVA im ENTSO CE Netzgebiet ent-
wickelt. Die Entwicklung der Kraftwerksliste erfolgte auf Basis von [38], [39], [40], 
[41] und [42]. Das betrachtete Netzgebiet setzt sich zusammen aus den Ländern 
Deutschland, Frankreich, Italien, Spanien, Polen, Niederlande, Tschechien, Schweiz, 
Belgien, Österreich, Rumänien, Portugal, Bulgarien, Griechenland, Serbien, Däne-
mark, Ungarn, Slowakei, Slowenien, Bosnien-Herzegowina, Kroatien, Mazedonien, 
Montenegro, Luxemburg und Türkei. Aufgeführt sind alle Länder, die über konventio-
nellen Erzeugungsanlagen mit SrG > 100 MVA verfügen. In Summe ergeben sich damit 
für das Jahr 2016 487 GVA an Kraftwerkskapazitäten > 100 MVA in Kontinentaleu-
ropa. Abbildung 2.18 zeigt die Zusammensetzung der installierten Leistung konven-
tioneller Kraftwerke entsprechend der entwickelten Kraftwerksliste. 
 
Abbildung 2.18: Installierte Bemessungsleistung konventioneller Erzeugungsanlagen 
in GVA im kontinentaleuropäischen Netzgebiet ENTSO-E CE im Jahr 2016 
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Großbritannien oder das nordeuropäische Netzgebiet NORDEL aus Norwegen, Schwe-
den, Finnland sowie Ost-Dänemark sind asynchron über HGÜ-Kupplungen oder -Lei-
tungen mit dem kontinentaleuropäischen Netzgebiet verbunden.  
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Die Kraftwerke in diesen Netzen zeigen demnach keine direkte Reaktion auf transiente 
Vorgänge im untersuchten Netzgebiet und werden weiterführend nicht betrachtet.  
Die in die Kraftwerksliste aufgenommenen Länder sind in Abbildung 2.19 dunkelblau 
hinterlegt. Hinzu kommen die Kraftwerke in der Türkei, die seit April 2015 synchron 
mit der kontinentaleuropäischen Netzregion des ENTSO-E Netzverbunds betrieben 
wird. Der Einfluss der über zwei 380-kV-Leitungen von Marokko nach Spanien syn-
chron angeschlossenen Länder Marokko, Algerien und Tunesien in Nordafrika wird in 
den Untersuchungen dieser Arbeit vernachlässigt. 
 
Abbildung 2.19: Aufteilung der Netzregionen des ENTSO-E Verbundnetzes (Quelle: [43]) 
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3 Grundlagen der Frequenz- 
und Spannungsstabilität 
Der Begriff der Stabilität elektrischer Energieversorgungsnetze ist je nach untersuchter 
Netzgröße (z.B. Frequenz, Spannung, Winkel), untersuchtem Störfall (z.B. Kurz-
schluss, Generatorausfall, Leitungsausfall, kleine Arbeitspunktänderungen) und un-
tersuchtem Zeitbereich (z.B. Kurzzeitbereich: wenige s nach Störung, Langzeitbereich: 
mehrere min) sehr unterschiedlich besetzt. Eine genaue Klassifizierung der verschie-
denen Stabilitätsarten ist daher zur Abgrenzung verschiedener Untersuchungsfelder 
unabdingbar. Eine umfangreiche Klassifizierung wird in [44] vorgenommen und ist in 
Abbildung 3.1 schematisch dargestellt.  
 
Abbildung 3.1: Klassifizierung der Stabilitätsbegriffe für elektrische Energieversorgungsnetze  
(Eigene Darstellung in Anlehnung an [44]) 
Grundsätzlich wird eine Aufteilung nach Winkel-, Frequenz- und Spannungsstabilität 
vorgenommen. Untersuchungen zur Winkelstabilität konzentrieren sich auf Effekte 
den synchronen Betrieb der Kraftwerksgeneratoren und das Momentengleichgewicht 
nach Störungen im Energieversorgungssystem betreffend. Hierbei unterscheiden sich 
die Bereiche der Kleinsignalstabilität und der transienten Stabilität hinsichtlich der 
untersuchten Störungen. Die Kleinsignalstabilität beschreibt das Systemverhalten im 
Bereich um einen Arbeitspunkt und geht daher von sehr kleinen Störungen aus. Dies 
hat zur Folge, dass für entsprechende Untersuchungen linearisierte Betriebsmittelmo-
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delle herangezogen werden können. Untersuchungen zur transienten Stabilität befas-
sen sich mit Großstörungen wie z.B. Generatorausfälle oder Kurzschlüsse. Hierbei ist 
eine detaillierte dynamische Modellierung der Betriebsmittel notwendig um das Pol-
radwinkelverhalten der Synchrongeneratoren im System in den ersten Sekunden nach 
einer Großstörung simulieren zu können. 
Untersuchungen zur Frequenzstabilität befassen sich mit dem Wirkleistungsgleichge-
wicht im elektrischen Energieversorgungssystem. Eine Unterscheidung wird je nach 
betrachtetem Zeitbereich vorgenommen. Bei der Betrachtung des Kurzzeitbereichs 
wird das Frequenzverhalten innerhalb der ersten Sekunden bis hin zu mehreren 10 s 
untersucht. Wie für die Untersuchung der transienten Winkelstabilität ist auch hier 
die detaillierte dynamische Modellierung der Betriebsmittel notwendig. Ebenfalls ist 
eine dynamische Nachbildung der Frequenzregelung und eventueller Lastabwurfskon-
zepte des Systems im Kurzzeitbereich wichtig. Der Begriffsdefinition in [45] folgend 
wird dieser Stabilitätbegriff in dieser Arbeit als transiente Frequenzstabilität bezeich-
net. Der Langzeitbereich von Frequenzuntersuchungen umfasst den Zeitbereich meh-
rerer Minuten nach einer Störung. Wichtig ist hierbei eine korrekte Modellierung des 
kompletten Systems der Frequenzregelung im Langzeitbereich. Dynamische Kurzzeit-
effekte wie das Trägheitsverhalten des Systems oder die Dynamik der Leistungsbereit-
stellung direkt nach einer Störung sind nicht von Bedeutung. Es können daher quasi-
stationären Modelle der Betriebsmittel verwendet werden. 
Untersuchungen zur Spannungsstabilität befassen sich mit den lokalen Blindleistungs-
bilanzen im System und der Fähigkeit die Spannungen der Netzknoten innerhalb vor-
gegebener Grenzwerte zu halten. Analog zur Winkelstabilität wird hierbei eine Unter-
scheidung je nach Störung gemacht. Spannungsuntersuchungen bei Großstörungen 
umfassen Störungen wie z.B. Generatorausfälle oder Kurzschlüsse. Die entsprechen-
den Effekte finden im Kurzzeitbereich wenige Sekunden nach einer Störung statt. Eine 
dynamische Betriebsmittelmodellierung ist notwendig. Ebenfalls ist einer Nachbil-
dung von Spannungsregelkonzepten wie z.B. der Erregersysteme der Synchrongene-
ratoren im System notwendig. Der Begriffsdeifinition in [45] folgend wird dieser Sta-
bilitätbegriff in dieser Arbeit als transiente Spannungsstabilität bezeichnet. Span-
nungsuntersuchungen nach kleinen Störungen geschehen analog zur Untersuchung 
der Kleinsignal-Winkelstabilität. Bei den Störungen handelt es sich um kleine Auslen-
kungen von Wirk- oder Blindleistung um den stationären Arbeitspunkt des Systems. 
Das System wird mit Hilfe der linearisierten Betriebsmittelmodelle beschrieben. 
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Die Untersuchungen dieser Arbeit konzentrieren sich auf die in Abbildung 3.1 grau 
hinterlegten Stabilitätsbereiche der Frequenzstabilität im Kurzzeitbereich (transiente 
Frequenzstabilität) und Spannungsstabiliät nach Großsstörungen (transiente Span-
nungsstabilität). Im Folgenden sind die Wirkungsweisen und Grenzwerte dieser Sta-
bilitätsarten im europäischen Verbundnetz beschrieben. 
3.1 Transiente Frequenzstabilität 
Im elektrischen Energieversorgungsnetz ist die Wahrung des Gleichgewichts zwischen 
Wirkleistungserzeugung und -Verbrauch essentiell. Als Regelgröße hierfür wird die 
Netzfrequenz herangezogen. Bei der Netzfrequenz handelt es sich um eine über ein 
synchrones Netzgebiet nahezu gleiche Globalgröße. In synchron betriebenen elektri-
schen Netzen können alle synchron am Netz rotierenden Maschinen mit ihren Träg-
heitsmomenten in einem einfachen Momentengleichgewicht zusammengefasst wer-
den. 
 𝐽 ?̈? = 𝑀A −𝑀el (3.1) 
   : Winkel der rotierenden Masse gegen ein Bezugssystem 
  J : Trägheitsmoment aller am Netz befindlichen rotierenden Massen 
    (je nach Maschine über J = JM/p² bezogen auf die Nennfrequenz) 
  MA : Mechanisches Antriebsmoment (Erzeugung) 
  Mel : Elektrisches Gegenmoment (Last) 
Gleichung (3.1) lässt sich mit Hilfe der Beziehung P =  M in ein Leistungsgleichge-
wicht überführen: 
𝜔𝑛  𝐽 2π
d𝑓
d𝑡
= 𝑃E − 𝑃L − 𝑃V (3.2) 
  n : Kreisfrequenz bei Nennfrequenz n = 2fn 
  J : Trägheitsmoment aller am Netz befindlichen rotierenden Massen 
    (je nach Maschine über J = JM/p² bezogen auf die Nennfrequenz) 
  f : Netzfrequenz 
  PE : Eingespeiste Leistung (Erzeugung) 
  PL : Abgenommene Leistung (Last) 
  PV : Verlustleistung (z.B. Leitungsverluste) 
Es ist zu sehen, dass der Frequenzgradient df/dt in (3.2) bei einem ausgeglichenen 
System mit PE = PL + PV zu Null wird, die Systemfrequenz also auf einem konstanten 
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Wert bleibt. Kommt es jedoch zu einem Ungleichgewicht, so entsteht ein Frequenz-
gradient |df/dt| > 0, der durch ein entsprechendes Anpassen der Leistungsbilanz wie-
der rückgeführt werden muss. 
Ein Maß für die Trägheit der rotierenden Massen eines Netzes ist die Anlaufzeitkon-
stante TAN. Sie definiert sich wie folgt: 
𝑇AN =
∑ 𝑇AN,KW,𝑖𝑃rG,𝑖
𝑛
𝑖=1
𝑃L
 (3.3) 
  TAN,KW,i : i-tes aktuell netzsynchron betriebenes Kraftwerk  
  PrG,i : Bemessungswirkleistung des i-ten netzsynchron betriebenen Kraftwerks 
  PL  aktuelle Netzlast  
  n : Anzahl aktuell netzsynchron betriebener Kraftwerke 
Wobei sich die Anlaufzeitkonstante des Einzelkraftwerks TAN,KW ergibt aus: 
𝑇AN,KW =
𝐽M𝜔𝑠𝑦𝑛
2
𝑃rG
 (3.4) 
  JM : Trägheit des Wellenstrangs des Kraftwerks    
  syn : Synchronkreisfrequenz syn = 2nsyn des Kraftwerks mit nsyn = fn/p 
  PrG,i : Bemessungswirkleistung Kraftwerks 
Die Trägheitskonstante eines Netzes ist damit verantwortlich für den initialen Fre-
quenzgradienten direkt nach einer Störung des Leistungsgleichgewichtes. Beide Grö-
ßen lassen sich wie folgt in Beziehung zueinander setzen [46]: 
d𝑓
d𝑡
=
∆𝑃
𝑃L
𝑓𝑛
𝑇AN
 (3.5) 
  df/dt : initialer Frequenzgradient nach einer Störung des Leistungsgleichgewichts 
  P : durch die Störung verursachte Wirkleistungsabweichung 
Die Anlaufzeitkonstante des europäischen Netzgebiets ENTSO-E CE liegt je nach 
Netzsituation üblicherweise bei TAN  10-12 s [47]. 
3.1.1 Einfluss der aktiven Primärregelung 
Die Rückführung eines Frequenzgradienten auf Null wird in den synchron betriebenen 
Netzgebieten der ENTSO-E durch die sog. Primärregelung übernommen. In den kon-
ventionellen Kraftwerken wird die Leistungsabgabe der Turbine bzw. der Antriebsma-
schine so angepasst, dass es zu einem Ausgleich des Leistungsdefizits P kommt. Dies 
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geschieht mit Hilfe eines Proportionalreglers. Stromerzeugungsanlagen aus erneuer-
baren Energien sind derzeit noch von einer Beteiligung an der Primärregelung befreit. 
Die auf den Regler wirkende Regeldifferenz ist die aus der Turbinendrehzahl ermit-
telte aktuelle Frequenzabweichung f = fn – f. Alle an der Primärregelung beiteiligten 
Kraftwerke arbeiten entsprechend. Eine detaillierte Beschreibung der verschiedenen 
Turbinenregler ist in Kapitel 4.3 zu finden. Der Proportionalanteil der Regelung ent-
spricht dem Kehrwert eines sog. Statik s. Die Statik sKW eines einzelnen Kraftwerks ist 
wie folgt definiert: 
𝑠KW =
∆𝑓
𝑓n
⁄
∆𝑃
𝑃rKW
⁄
 (3.6) 
  f : Aktuelle Frequenzdifferenz im Netz 
  fn : Netz-Nennfrequenz (50 bzw. 60 Hz) 
  P : Aktuelle Wirkleistungsdifferenz im Netz 
  PrKW : Bemessungswirkleistung des Kraftwerks 
Die Statik für Kraftwerksblöcke wird üblicherweise in Größenordnungen zwischen 
3 % und 8 % gewählt und mit dem jeweiligen Netzbetreiber abgestimmt [29]. Neben 
der Statik lässt sich für ein Kraftwerk auch die sog. Maschinenzahl KKW angeben, die 
einen direkten Bezug zwischen Frequenzdifferenz f und sich ergebender Änderung 
der Wirkleistungsabgabe des Kraftwerks PKW herstellt: 
𝐾KW =
∆𝑃KW
∆𝑓
 (3.7) 
Die Maschinenzahl wird in MW/Hz angegeben. Die Summe der Maschinenzahlen aller 
aktuell netzsynchron betriebenen Kraftwerke lässt sich zu einer Netzkennzahl KN aller 
aktiven Primärregelakteure eines synchronen Netzgebiets zusammenfassen: 
𝐾N =∑𝐾KW,i
𝑛
𝑖=1
 (3.8) 
  n : Anzahl aktuell netzsynchron betriebener Kraftwerke 
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3.1.2 Einfluss des Selbstregeleffekts der Last 
Neben der aktiven Regelung der Netzfrequenz durch Erzeugungsanlagen ist das Ver-
halten der Netzlast bei einer Reduktion der Netzfrequenz ebenfalls zu berücksichtigen. 
Da es sich bei vielen elektrischen Verbrauchern um elektrische Maschinen handelt, 
sinkt deren Leistungsaufnahme bei Verringerung der Netzfrequenz und der damit ein-
hergehenden Verringerung der Maschinendrehzahl. Dieser Effekt wird als Selbstregel-
effekt der Last bezeichnet. Die Netzlast verfügt damit faktisch über eine intrinsische 
Statikregelung. Sinkt die Netzlast durch Absinken der Frequenz soweit ab, dass das 
Gleichgewicht zwischen Erzeugung und Verbrauch wieder hergestellt ist, so entsteht 
wie bei der aktiven Primärregelung eine quasistationäre Frequenzabweichung f. Der 
Selbstregeleffekt wird mit Hilfe der Konstanten kpf nachgebildet. Im kontinentaleuro-
päischen Netzgebiet liegt der Selbstregeleffekt der Lasten bei kpf = 1,5 - 2 %/Hz. Ent-
sprechend ergänzt sich (3.8) für die Netzkennzahl eines Netzgebiets zu: 
𝐾N =
𝑘pf𝑃L
100 %
+∑𝐾KW,i
𝑛
𝑖=1
 (3.9) 
  kpf : Selbstregeleffekt der Last  
  PL : aktuelle Verbraucherwirkleistung 
Die Netzkennzahl KN im ENTSO-E CE Netzgebiet liegt üblicherweise zwischen 20.000 
und 30.000 MW/Hz [47].  
Die Reaktion der Primärregelung des Netzes auf eine Lastzuschaltung P lässt sich aus 
dessen Netzkennzahl mit Hilfe einer sog. Netzkennlinie nachbilden. Abbildung 3.2 
zeigt ein qualitatives Beispiel.  
Es wird davon ausgegangen, dass das Netz vor der Störung im Betriebspunkt '0' bei 
einer Wirkleistungserzeugung PE betrieben wird. Es kommt zu einer zusätzlichen Last 
P und entsprechend der Netzkennzahl kommt es bei der Rückführung des Frequenz-
gradienten aufgrund des Proportionalverhaltens der Regelung zu einer Frequenzab-
weichung f. Der quasistationäre Betriebspunkt '1' stellt sich ein. Die Netzkennlinie 
bietet die Möglichkeit, eine Beziehung zwischen den stationären Arbeitspunkten vor 
einer Lastzu- oder -abschaltung und nach Ausregelung durch die Primärregelung her-
zustellen.  
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Abbildung 3.2: Netzkennlinienverfahren zur Veranschaulichung der Primärregelung 
Der eigentliche dynamische Vorgang, der zwischen diesen quasistationären Betriebs-
punkten liegt, wird maßgeblich durch das dynamische Verhalten der an der Primär-
regelung beteiligten Turbinenregler bestimmt (siehe Kapitel 4.3).Diese (Turbinen-) 
Dynamik führt zur in Abbildung 3.3 qualitativ gezeigten Frequenzdynamik.  
 
Abbildung 3.3: Qualitativer dynamischer Frequenzverlauf während der Primärregelung 
nach einer Lastzuschaltung 
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Zum Zeitpunkt t0 tritt eine plötzliche Lasterhöhung P auf. Aus dem Leistungsun-
gleichgewicht entsteht laut (3.2) ein initialer Frequenzgradient df/dt (engl.: Rate of 
Change of Frequency, ROCOF). Die Turbinenregler setzen mit einer Verzögerung ein 
und regeln gegen das Leistungsdefizit. Es kommt zum Frequenztiefpunkt fdyn mit 
fdyn = fn - fdyn, auch Nadir genannt, und schließlich zur Rückführung der Frequenz 
auf einen quasistationären Betriebspunkt mit Frequenz fPRL zum Zeitpunkt t1, der auf-
grund der Netzstatik eine Frequenzabweichung fPRL gegenüber der Nennfrequenz fn 
aufweist.  
Bei einer Lastabschaltung ist grundsätzlich das gleiche Verhalten wie in Abbildung 3.3 
mit umgekehrtem Vorzeichen und einem Frequenzhochpunkt zu beobachten. 
Einzuhaltende Grenzwerte für die Netzfrequenz sind durch die Netz- und Systemre-
geln der ENTSO-E festgelegt [48]. So gilt im dynamischen Bereich ein Frequenzgrenz-
wert von fdyn,max = 800 mHz. Der von den ÜNB definierte sog. 5-Stufen-Plan für 
Maßnahmen bei Unterfrequenz lautet wie folgt [31]: 
1. Stufe: 49,8 Hz; Maßnahme: Einsatz noch nicht aktivierter Regelleistung 
2. Stufe: 49,0 Hz; Maßnahme: sofortiger Abwurf von 10-15 % der Netzlast 
3. Stufe: 48,7 Hz; Maßnahme: sofortiger Abwurf von weiteren 10-15 % der Netzlast 
4. Stufe: 48,4 Hz; Maßnahme: sofortiger Abwurf von weiteren 15-20 % der Netzlast 
5. Stufe: 47,5 Hz; Maßnahme: Netztrennung der Kraftwerke 
Für den quasistationären Bereich nach der Primärregelung ist eine maximale Fre-
quenzabweichung von fPRL,max = 200 mHz entsprechend eines angenommenen ma-
ximalen Erzeugungsausfalls Pmax = 3 GW bei einer Mindestnetzkennzahl 
KN,min = 15.000 MW/Hz vorgesehen. Dies entspricht der 1. Stufe des 5-Stufen-Plans. 
3.2 Transiente Spannungsstabilität 
Spannungsstabilität in elektrischen Energieversorgungsnetzen bedeutet grundsätz-
lich, dass die Spannungsbeträge aller Netzknoten sich innerhalb zulässiger Span-
nungsgrenzen bewegen. Für den stationären Betrieb sind Spannungsbeträge in der 
Größenordnung von Un  5-10 % je nach Netzebene üblich 0. In der öffentlichen elek-
trischen Energieversorgung sind die Merkmale der Spannung nach DIN EN 50160 
[50] beim Verbraucher einzuhalten. Zudem sind die Blindleistungsflüsse in HS- und 
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HöS-Netzen sowie die Wirkleistungsflüsse in den unterlagerten Netzebenen maßgeb-
lich von den Spannungswerten der Netzknoten abhängig. Ebenfalls ist es für Netzbe-
treiber wichtig, die Spannung der Netzknoten im transienten Bereich während und 
nach Großstörungen innerhalb festgesetzter Grenzwerte zu halten, um z.B. eine auto-
matische Netztrennung von angeschlossenen Erzeugungseinheiten zu verhindern.  
Spannungsstabilität ist ein lokales Phänomen und beschränkt sich auf die zu einem 
untersuchten Netzknoten elektrisch nahen Nachbarknoten. 
Die transiente Spannungsstabilität wird durch Großstörungen wie Kurzschlüsse oder 
Generatorausfälle belastet. In Industrie- und Kraftwerksnetzen sind Anlaufvorgänge 
großer, direkt gekoppelter elektrischer Maschinen ebenfalls Auslöser von Problemen 
der transienten Spannungsstabilität [44], [45], [49]. 
Die Untersuchung der transienten Spannungsstabilität im Kurzzeitbereich unterschei-
det sich grundlegend von der Untersuchung der stationären Spannungsstabilität. Für 
transiente Untersuchungen sind detaillierte dynamische Modelle der einzelnen Be-
triebsmittel notwendig. Zudem ist eine Modellierung des nichtlinearen Verhaltens ein-
zelner Betriebsmittel nötig. Hierzu zählen beispielsweise die Begrenzungsfunktionen 
der Spannungsregelung von Synchrongeneratoren. 
Akteure dynamischer Blindleistungseinspeisung im Kurzzeitbereich sind vor allem die 
Synchrongeneratoren mit ihren Erregersystemen, EEG-Erzeugungsanlagen gemäß der 
in Abbildung 2.14 und Abbildung 2.15 gezeigten Kurven zur Blindstromeinspeisung 
im Fehlerfall, STATCOM-Anlagen und VSC-HGÜ-Konverterstationen im Fall einer ent-
sprechenden Regelung. Im europäischen Verbundnetz wird die Sicherstellung der 
transienten Spannungsstabilität nach wie vor hauptsächlich durch die konventionellen 
Kraftwerke mit ihren Synchrongeneratoren und deren geregelten Erregersystemen 
übernommen. 
Grenzwerte für die transiente Spannungsstabilität bilden beispielsweise Einstellgrö-
ßen des Über- und Unterspannungsschutzes oder die in Abbildung 2.13 gezeigten 
FRT-Grenzkurven. Ebenfalls ist in den Netz- und Systemregeln vorgeschrieben, dass 
sich Erzeugungsanlagen bei Spannungswerten im quasistationären Bereich unterhalb 
von 0,85 p.u. vom Netz trennen dürfen. Eine solche plötzliche Netztrennung lokaler 
Erzeugungsanlagen im Störungsfall führt neben weiteren Spannungseinbrüchen auch 
zu Störungen in der Wirkleistungsbilanz. Der lokale Störfall kann damit kaskadiert zu 
einem globalen Problem anwachsen und im Extremfall zu einem kompletten Netzaus-
fall führen. 
 52 
Nachfolgend ist die transiente Spannungsstabilität für die Störfälle Kurzschluss und 
Lastsprung im Detail beschrieben. 
3.2.1 Transientes Spannungsverhalten infolge eines Kurzschlusses 
Abbildung 3.4 zeigt beispielhaft den möglichen Verlauf der Klemmenspannung und 
der zugehörigen geregelten Erregerspannung eines Synchrongenerators infolge eines 
dreipoligen Kurzschlusses mit einer Zeitdauer von tKS = 150 ms an einem Netzknoten 
in elektrischer Nähe zum Synchrongenerator. Der Kurzschluss tritt zum Zeitpunkt 
t = 1 s auf. 
 
Abbildung 3.4: Beispielhafter Verlauf der Klemmenspannung (links) und der Erregerspannung 
(rechts) eines Generators bei elektrisch nahem Kurzschluss  
Direkt nach Fehlereintritt ist ein Absinken der Spannung auf eine Restspannung ent-
sprechend der durch den Kurzschlussstrom an den Reaktanzen der Übertragungslei-
tungen entstehenden Spannungsfälle zu beobachten. Am Kurzschlussort geht die 
Spannung bei einem vollständigen Kurzschluss unter Vernachlässigung der Lichtbo-
genimpedanz auf Null. Der Spannungsregler des Generators regelt gegen die sehr 
hohe Regelabweichung aufgrund des Kurzschlusses. Die Erregerspannung erreicht 
entsprechend während des Fehlers ihren zulässigen Maximalwert, hier 
uerr,max = 4 p.u.1. Das kontinuierliche Absinken der Restspannung während des Fehlers 
entsteht durch den Rückgang der magnetischen Flüsse in den Generatorwicklungen, 
wobei der Fluss in den Dämpferwicklungen während des Fehlers deutlich schneller 
abnimmt als der Fluss in der Erregerwicklung. Modelltechnisch findet hier ein Über-
gang von der relativ großen Synchronreaktanz Xd über die kleinere transiente Reak-
tanz X'd bis hin zur kleinsten subtransienten Reaktanz X"d statt.  
                                                          
1 Das p.u.-System der Erregerspannung hat die Leerlauferregerspannung uerr,0 = 1 p.u. als Basis. 
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Direkt nach Fehlerlöschung findet zunächst ein Wiederaufbau der magnetischen 
Flüsse in den Generatorwicklungen statt. Hierdurch lässt sich erklären, dass die Klem-
menspannung zunächst nicht direkt auf den Spannungswert vor Kurzschlusseintritt 
springt. Die weiterhin hohe Erregerspannung führt nachfolgend zu einem Überschwin-
gen der Klemmenspannung. Dieses Überschwingen bewirkt beim Regler eine entge-
gengesetzte Reaktion. Die Erregerspannung wird stark reduziert und erreicht ihre Un-
tergrenze, hier uerr,min = 0 p.u.  
Die Oszillationen der Klemmenspannung in den ersten Sekunden nach Fehlerlöschung 
sind Folge der aufgrund des Kurzschlusses entstandenen Polradschwingungen der 
Synchronmaschinen des Systems gegeneinander und der damit einhergehenden Wirk-
leistungspendelungen. An den Netzreaktanzen ergeben sich aufgrund der Wirklei-
stungspendelungen Spannungsfälle, die auch die Klemmenspannung des untersuch-
ten Synchrongenerators beeinflussen. Entsprechend des eingesetzten Spannungsreg-
lers führen die abklingenden Oszillationen in der Klemmenspannung zu einer entspre-
chenden Nachregelung der Erregerspannung. 
Durch eine Erweiterung der Spannungsregelung können diese Oszillationen bedämpft 
werden. Dies geschieht im elektrischen Energieversorgungsnetz durch den gezielten 
Einsatz von Pendeldämpfungsgeräten, die infolge detektierter Wirkleistungs- oder 
Drehzahlschwingungen den Spannungsregler mit einem zusätzlichen Regelsignal be-
aufschlagen. Die Spannungsregler selbst werden nicht explizit für die Bedämpfung der 
entstehenden Oszillationen parametrisiert. 
Es ist zu sehen, dass sich die dynamischen Ausgleichsvorgänge nach Fehlerende im 
Bereich weniger Sekunden abspielen. Je nach Einstellwerten des Erregersystems erge-
ben sich unterschiedliche Spannungsverläufe. Die Funktionsweise und Modellierung 
der Spannungsregelung durch die Erregersysteme konventioneller Kraftwerke ist in 
Kapitel 4.2 im Detail beschrieben. 
3.2.2 Transientes Spannungsverhalten infolge eines Blindleistungs-
sprungs 
Abbildung 3.5 zeigt beispielhaft den möglichen Verlauf der Klemmenspannung und 
der zugehörigen geregelten Erregerspannung eines Synchrongenerators infolge eines 
Blindleistungssprungs in Form einer plötzlichen Erhöhung des induktiven Blindlei-
stungsbezugs an einem zum Synchrongenerator elektrisch nahen Netzknoten zum 
Zeitpunkt t = 1 s. 
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Abbildung 3.6 zeigt den entsprechenden Verlauf der Spannungsabweichungen vom 
Spannungswert vor der Störung für verschiedene Sammelschienen beginnend mit Bus 
A, dem Ort des Blindleistungssprungs, und, mit zunehmenden Abstand zum Störungs-
ort, Bus B, Bus C und schließlich die Generatorklemmenspannung Bus Gen. 
Abbildung 3.7 zeigt einen vereinfachten Ersatzschaltplan zur Veranschaulichung der 
nachfolgenden Überlegungen. 
 
Abbildung 3.5: Beispielhafter Verlauf der Klemmenspannung (links) und der Erregerspannung 
(rechts) eines Generators infolge eines elektrisch nahen Blindleistungssprungs 
 
Abbildung 3.6: Beispielhafter Verlauf der Abweichungen der Busspannung im Bereich vom Stö-
rungsort (Bus A) bis zum Generator (Bus Gen) infolge eines Blindleistungssprungs 
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Abbildung 3.7: Vereinfachter Ersatzschaltplan für die Abschätzung der Spannugsfälle aufgrund 
zusätzlicher Blindleistungseinspeisungen (Vermaschung als gestrichelte Linien angedeutet) 
Aufgrund des plötzlichen Blindleistungssprunges und der damit einhergehenden Stö-
rung des Blindleistungsgleichgewichts des entsprechenden Netzknotens Bus A geht 
dessen Spannungswert sprunghaft nach unten. Über die Spannungsfälle der Übertra-
gungsleitungen entsprechend der aktuellen Lastsituation setzt sich dieser Spannungs-
einbruch in Form eines Spannungstrichters bei den umliegenden Netzknoten (Bus B 
und Bus C) fort und ist entsprechend auch an den Klemmen (Bus Gen) eines elektrisch 
nahe gelegenen Synchrongenerators zu erkennen.  
Aufgrund der Störung greift der Spannungsregler am Generatiorknoten ein und setzt 
entsprechend der entstandenen Sollwertabweichung und der Regelparameter die Er-
regerspannung nach oben. Dies führt zu einer erhöhten Einspeisung von Blindleistung 
wodurch die Abweichung der Klemmenspannung schnell zurückgeführt wird. Dies 
wirkt sich im Umkehrschluss wieder auf die Spannungen der umliegenden Sammel-
schienen aus, deren Spannungsabweichungen ebenfalls zum Teil zurückgesetzt wer-
den. Nahezu komplett rückgeführt wird jedoch nur die geregelte Klemmenspannung. 
Eine kleine stationäre Spannungsabweichung ergibt sich entsprechend der Beschaf-
fenheit des Regelkreises der Spannungsregelung. Aufgrund der erhöhten Blind-
stromeinspeisung nach Bus A ergibt sich über den Reaktanzen der Übertragungswege 
ein erhöhter Spannungsfall gegenüber dem ursprünglichen Lastfluss, wodurch für je-
den Knoten entsprechend des Spannungsfalls zum geregelten Generatorknoten eine 
stationäre Spannungsabweichung vom Ursprungswert verbleibt.  
Durch Vermaschung, in Abbildung 3.7 durch die gestrichelten Verbindungen an den 
Knoten gekennzeichnet, kann es dazu kommen, dass die Spannungswerte über einen 
gewählten Pfad vom Generator hin zum Störungsort nicht kontinuierlich absinken. 
Dies ist in diesem Beispiel für die Spannungen an Bus B und Bus C der Fall. Obwohl 
Bus B im direkten Pfad vom Generator aus gesehen örtlich näher am Störungsort liegt, 
ist die wirksame Reaktanz zum spannungsregelnden (Generator-)Knoten Bus Gen 
durch zusätzliche Vermaschung geringer als die entsprechende Reaktanz zwischen 
G
XAB XBC XCGenA B C Gen
u1A u1B u1C u1Gen
+Q
ibGenibCGenibBCibAB
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Bus C und Bus Gen. Es stellt sich trotz der örtlich näheren Lage zum Störungsort auf-
grund der elektrischen Nähe zu Bus Gen ein höherer Spannungswert am Knoten B im 
Vergleich zu Knoten C ein. 
Nach Ausregelung der großen Regelabweichung direkt nach der Störung geht die Er-
regerspannung auf ihren neuen stationären Betriebspunkt gemäß des neuen Betriebs-
punktes des Synchrongenerators über. 
Die entstehenden Oszillationen ab t > 2 s in den Spannungen lassen sich auf die auf-
grund des plötzlichen Blindleistungssprungs entstehenden Polradwinkelschwingun-
gen zwischen den Synchrongeneratoren des Systems zurückführen. Wie bereits in Ka-
pitel 3.2.1 beschrieben, ist die Dämpfung dieser Oszillationen nicht zentrale Aufgabe 
der reinen Spannungsregelung. 
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4 Dynamische Modellierung 
konventioneller Kraftwerke 
Untersuchungen der Auswirkungen einer veränderten Erzeugungsstruktur auf die 
transiente Frequenz- und Spannungstabilität finden im Zeitbereich weniger Sekunden 
nach einer Störung statt. Es sind dynamische Netzsimulationen notwendig. Dieses Ka-
pitel beschreibt die in den Netzsimulationen dieser Arbeit verwendeten Modelle für 
konventionelle Kraftwerke. 
Gemeinsam mit den zentralen Regeleinrichtungen und der Kopplung zum mechani-
schen Anlagenteil kann ein konventionelles Kraftwerk anhand des Schemas in Abbil-
dung 4.1 beschrieben werden. 
 
Abbildung 4.1: Schemadarstellung eines konventionellen Kraftwerks mit Regeleinrichtungen 
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Das dynamische Verhalten des Kraftwerks am elektrischen Energieversorgungsnetz 
wird demnach im wesentlichen durch die Dynamik der Synchronmaschine, die elek-
tromechanische Interaktion mit der vorgeschalteten Turbine bzw. Antriebsmaschine 
und die Einwirkungen von Turbinen- und Spannungsregler beeinflusst. Hinzu kom-
men für den Verbundnetzbetrieb in einigen Kraftwerken noch die Einflüsse der Se-
kundärregelung und ggf. eines Pendeldämpfungsgerätes, engl. Power System Stabili-
zer (PSS). 
In den folgenden Kapiteln sind die verwendeten dynamischen Modelle für Synchron-
generator, Spannungs- und Turbinenregler beschrieben. Auf eine Beschreibung von 
Modellen für Sekundärregelung und Pendeldämpfungsgeräte wird verzichtet. Ihr dy-
namisches Verhalten ist nicht zentraler Gegenstand dieser Arbeit. 
4.1 Der Synchrongenerator 
Beim Synchrongeneratormodell für dynamische Netzsimulationen handelt es sich 
streng genommen um ein Synchronmaschinenmodell, das in den zwei Quadranten 
des Generatorbetriebs betrieben wird. Synchrongeneratoren werden in zwei in der 
Rotorgeometrie unterschiedliche Bauarten aufgeteilt, den Schenkelpol- und den Voll-
polgenerator. Der Vollpolgenerator wird oft auch als Turbomaschine bezeichnet, da 
er wegen der zylindrischen Ausführung des Rotors bei sehr hohen Drehzahlen betrie-
ben werden kann. Üblich sind zwei- und vierpolige Turbomaschinen mit Synchron-
drehzahlen von 1500 min-1 und 3000 min-1 in 50-Hz-Netzen. Schenkelpolgeneratoren 
kommen üblicherweise als langsamläufer z.B. in Wasserkraftwerken mit Drehzahlen 
von mehreren 100 min-1 vor. 
Abbildung 4.2 zeigt den schematischen Aufbau eines Schenkelpolgenerators mit den 
für die Modellierung verwendeten Ersatzwicklungen und Symmetrieachsen. Es ist zu 
sehen, dass der Stator des Synchrongenerators aus drei Wicklungen entsprechend der 
drei Leiter L1, L2 und L3 eines Drehstromsystems besteht, die räumlich versetzt um 
120° angeordnet sind. Die Rotorwicklungen werden durch eine Feldwicklung f, auch 
Erregerwicklung genannt, und zwei kurzgeschlossene Dämpferwicklungen D und Q 
dargestellt. Weiterhin werden anhand der Symmetrieachsen des Schenkelpolgenera-
tors zwei Achsenrichtungen definiert. 
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Abbildung 4.2: Schematischer Aufbau eines Schenkelpolgenerators 
(Quellen: [12] und [45], eigene Darstellung) 
Die Längsachse d befindet sich in der Achse des mechanisch ausgeprägten Schenkels 
also der Wicklungen f und D. Die Querachse q befindet sich in der Achse der Dämpfer-
wicklung Q. Längsachse d und Querachse q stehen in einem rechten Winkel zueinan-
der und rotieren um die Drehachse des Rotors. Um der Stromverdrängung in den 
Wicklungen Sorge zu tragen, ist es nicht ausreichend, eine Dämpferwicklung durch 
eine konzentrierte Wicklung in d- und q-Achse zu modellieren. Hierzu wird in der q-
Achse eine weitere kurzgeschlossene Wicklung x eingeführt. In der d-Achse ist durch 
die Feldwicklung f bereits eine zweite Wicklung vorhanden, die für Stromverdrän-
gungseffekte mit ihrer niederohmigen Spannungsquelle wie eine kurzgeschlossene 
Wicklung wirkt. Es wird daher auf eine weitere konzentrierte Wicklung in der d-Achse 
verzichtet. Dies hat zur Folge, dass der Modellstrom if in der Feldwicklung des Modells 
nicht direkt dem Erregerstrom der realen Synchronmaschine entspricht. 
Es lässt sich mit Hilfe der definierten Wicklungen des Modells ein Gleichungssystem 
gemäß den Spannungsumläufen an den einzelnen Wicklungen aufstellen. Die 
Dämpferwicklungen werden als kurzgeschlossen betrachtet. Die Beschreibung des 
Synchronmaschinenmodells erfolgt, wie an den Strom- und Spannungsrichtungen in 
Abbildung 4.2 zu sehen, im Verbraucher-Zählpfeilsystem. 

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[
𝑢U(𝑡)
𝑢V(𝑡)
𝑢W(𝑡)
] = (
𝑅G 0 0
0 𝑅G 0
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 (4.1) 
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 (4.2) 
Das Gleichungssystem (4.1) steht hierbei für den Stator und (4.2) für den Rotor. RG 
steht für den elektrischen Widerstand der Statorwicklungen. Mit  werden die  
magnetischen Flüsse in den jeweiligen Wicklungen bezeichnet. Die Indizes U, V und 
W beziehen sich auf die Statorwicklungen der drei Leiter L1, L2 und L3.  
Die magnetischen Flüsse in den einzelnen Wicklungen lassen sich unter Verwendung 
der Kopplungsinduktivitäten der Wicklungen untereinander wie folgt angeben: 
[
U(𝑡)
V(𝑡)
W(𝑡)
] = (
𝐿UU 𝐿UV 𝐿UW
𝐿VU 𝐿VV 𝐿VW
𝐿WU 𝐿WV 𝐿WW
) [
𝑖U(𝑡)
𝑖V(𝑡)
𝑖W(𝑡)
] + (
𝐿Uf 𝐿UD 𝐿UQ
𝐿Vf 𝐿VD 𝐿VQ
𝐿Wf 𝐿WD 𝐿WQ
) [
𝑖f(𝑡)
𝑖D(𝑡)
𝑖Q(𝑡)
] (4.3) 
[
f(𝑡)
D(𝑡)
Q(𝑡)
] = (
𝐿ff 𝐿fD 0
𝐿Df 𝐿DD 0
0 0 𝐿QQ
) [
𝑖f(𝑡)
𝑖D(𝑡)
𝑖Q(𝑡)
] + (
𝐿fU 𝐿fV 𝐿fW
𝐿DU 𝐿DV 𝐿DW
𝐿QU 𝐿QV 𝐿QW
) [
𝑖U(𝑡)
𝑖V(𝑡)
𝑖W(𝑡)
] (4.4) 
Lij mit i,j 𝜖 [U, V, W, f, Q, D] für i = j: Selbstinduktivitäten der jeweiligen Wicklung 
Lij mit i,j 𝜖 [U, V, W, f, Q, D] für i  j: Koppelinduktivitäten zwischen den Wicklungen i und j 
Die Induktivitäten weisen Abhängigkeiten von der Rotorgeometrie auf. In Abhängig-
keit der jeweils wirksamen Reluktanz weisen sie die allgemeine Form entsprechend 
(4.5) auf. 
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𝐿𝑖𝑗 = 𝑎 + 𝑏 cos2(+ ) (4.5) 
  Lij : jeweilige Induktivität mit i,j ∈ [U, V, W, f, Q, D]  
  a,b : Konstanten je nach wirksamer Reluktanz und Windungszahl  
   : Polradwinkel  
   : räumlicher Versatz der Wicklungen untereinander(z.B.  = -120° für LVV) 
Auf eine exakte Herleitung der polradwinkelabhängigen Induktivitäten wird an dieser 
Stelle verzichtet. Sie ist beispielsweise in [44] zu finden. Mit Hilfe der sog. Park-Trans-
formation gemäß (4.6), auch dq0-Transformation genannt, lassen sich die Statorgrö-
ßen in ein rotorsymmetrisches System aus d- und q-Achse überführen [51].  
[
𝑔d
𝑔q
𝑔0
] =
2
3
(
 
cos (𝜗) cos (𝜗 − 2π 3⁄ ) cos (𝜗 +
2π
3⁄ )
−sin (𝜗) −sin (𝜗 − 2π 3⁄ ) −sin (𝜗 +
2π
3⁄ )
1
2⁄
1
2⁄
1
2⁄ )
 [
𝑔U
𝑔V
𝑔W
] (4.6) 
  gi : jeweilige Größe im Ursprungssystem U,V,W mit i 𝜖 [U, V, W]  
  gj : jeweilige Größe im dq0-System mit j 𝜖 [d, q, 0] 
Wesentlicher Vorteil der Park-Transformation ist, dass die sich ergebenden Induktivi-
täten nicht mehr abhängig von der Rotorgeometrie sind. 
Die in (4.6) aufgeführte Park-Transformation führt im Fall von symmetrischen statio-
nären Vorgängen zu Gleichstrom- und -Spannungswerten, sie ist jedoch nicht 
leistungsinsvariant. Das bedeutet, dass die Leistungsbeziehung von UVW-System zu 
dq0-System gilt: 
𝑢L1𝑖L1 + 𝑢L2𝑖L2 + 𝑢L3𝑖L3 =
3
2
(𝑢d𝑖d + 𝑢q𝑖q) + 3𝑢0𝑖0 (4.7) 
Die fehlende Leistungsinvarianz muss bei der späteren Entwicklung von Drehmoment 
und Leistung berücksichtigt werden und führt entsprechend zum Faktor 3/2 in Glei-
chung (4.12). 
Leistungsinvarianz kann durch die Verwendung anderer Vorfaktoren innerhalb der 
Park-Transformationsmatrix erreicht werden. Für Leistungsinvarianz gilt entspre-
chend: 
𝑢L1𝑖L1 + 𝑢L2𝑖L2 + 𝑢L3𝑖L3 = 𝑢d𝑖d + 𝑢q𝑖q + 𝑢0𝑖0 (4.8) 
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Werden alle Rotorgrößen auf den Stator bezogen, so entsteht das statorseitige Glei-
chungssystem der Synchronmaschine in dq0-Komponenten: 
ud = RG id + 
dd
d𝑡
 - ωnq 
uq = RG iq + 
dq
d𝑡
 - ωnd 
u0 = RG i0 + 
d0
d𝑡
 
u'f = R'f i'f + 
𝑑'f
d𝑡
 
0 = R'D i'D + 
𝑑'D
d𝑡
 
0 = R'Q i'Q + 
𝑑'Q
d𝑡
 
0 = R'x i'x + 
𝑑'x
d𝑡
 
(4.9) 
Gestrichene Größen kennzeichnen die auf den Stator umgerechneten rotorseitigen 
Größen. Die Flussverkettungen ergeben sich wie folgt: 
d = Ld id + Lhd i'D + Lhd i'f 
q = Lq iq + Lhd i'Q 
0 = L0 i0 
'f = L'ff i'f + Lhd id + Lhd i'D 
'D = L'DD i'D + Lhd id + Lhd i'f 
Q = L'QQ i'Q + Lhd iq 
x = L'xx i'x + Lhd iq 
(4.10) 
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Für die Induktivität der d-Achse gilt: 
𝐿d = 𝐿hd + 𝐿σ (4.11) 
  Ld : Selbstinduktivität der d-Achse  
  Lhd : Hauptinduktivität der d-Achse  
  L : Streuinduktivität der d-Achse 
Die Gleichungen (4.9) und (4.10) stellen die elektromagnetischen Differenzialglei-
chungen für dynamische Untersuchungen dar. Das elektrische Moment Mel der Syn-
chronmaschine ergibt sich zu: 
𝑀el =
3
2
𝑝(d𝑖q − q𝑖d) (4.12) 
  p : Polpaarzahl des Synchrongenerators  
  d, q : magnetischer Fluss in der jeweiligen Wicklung in Wb  
  id, iq : Stromfluss in der jeweiligen Wicklung in A 
Zusätzlich muss noch eine Kopplung zum mechanischen Antriebsstrang des Synchron-
generators geschaffen werden. Dies geschieht über das Aufstellen des Momenten-
gleichgewichts an der Generator-Turbinen-Welle: 
𝐽
d2𝜗
d𝑡2
= 𝑀A −𝑀el (4.13) 
  J : Trägheitsmoment von Rotor, Wellenstrang und Turbinen in kgm² 
   : Polradwinkel der Synchronmaschine in ° 
  MA : Mechanisches Antriebsmoment in Nm 
  Mel : Elektrisches Gegenmoment in Nm 
Gemeinsam mit den Gleichungen (4.9) und (4.10) entsteht damit das Differenzialglei-
chungssystem zur Beschreibung des Synchrongenerators für dynamischen Netzsimu-
lationen. 
4.2 Der Spannungsregler 
Der Spannungsregler eines Synchrongenerators sorgt dafür, dass die der Feldwicklung 
des Rotors zugeführte Gleichspannung so eingestellt wird, dass die Klemmenspan-
nung der Synchronmaschine einem festgelegten Spannungsreferenzwert Uref ent-
spricht. Im Verbundnetzbetrieb kann zudem eingestellt werden, dass ein Blindlei-
stungssollwert Qsoll oder Leistungsfaktor cosG,soll bereitstellt wird.  
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Der aktuelle Spannungsmesswert an den Generatorklemmen wird über einen Span-
nungswandler gemessen und mit einem Spannungsreferenzwert Uref verglichen. Die 
erhaltene Regeldifferenz U wird dem Spannungsregler (engl.: Automatic Voltage Re-
gulator, AVR) zugeführt und dessen Reglerausgang über einen Regelverstärker als 
Stellgröße an das eigentliche Erregersystem der Synchronmaschine weitergeben. Für 
die Spannungsregelung ergibt sich damit der vereinfachte schematische Regelschalt-
plan nach Abbildung 4.3. Nicht aufgeführt sind hierbei zum einen Pendeldämpfungs-
geräte, die ebenfalls auf die Regelabweichung des Spannungsreglers aufgeschaltet 
werden, sowie optionale Begrenzungs- und Schutzfunktionen, die je nach Art des Er-
regersystems und des Schutzkonzeptes eines Kraftwerks unterschiedlich ausfallen 
können. 
 
Abbildung 4.3: Einfacher schematischer Regelschaltplan der Spannungsregelung  
eines Synchrongenerators 
Für die dynamische Nachbildung der Spannungsregelung von Synchrongeneratoren 
ist eine Modellierung des Spannungsreglers sowie des eingesetzten Erregersystems 
notwendig. Hierzu wurde von der IEEE Power Engineering Society (IEEE PES) der 
IEEE Standard 421.5 [52] entwickelt, der verschiedene Erregersysteme mit ihren 
Spannungsreglern als regelungstechnische Blockschaltpläne für Stabilitätsuntersu-
chungen in elektrischen Energieversorgungsnetzen vorgibt. Eine wesentliche Charak-
terisierung findet bezüglich der Art des eingesetzten Erregersystems statt.  
Grundsätzlich wird zwischen drei Arten von Erregersystemen unterschieden, die im 
Standard mit einem Kurzzeichen gekennzeichnet werden: 
AC-Erregersysteme 
(Kurzzeichen in IEEE Std. 421.5: AC; Abbildung 4.4 ② u. ③) 
Beim AC-Erregersystem wird die DC-Erregerspannung des Rotors mit Hilfe einer über 
eine AC-Haupterregermaschine gespeisten Diodenbrücke aufgebracht. Der Span-
nungsregler regelt eine permanenterregte Hilfserregermaschine, die die Erregung der 
Spannungswandler
und ggf. 
Lastkompensation
Spannungsregler
(AVR)
Erregersystem SynchronmaschineΣ
U1GUref
_
U
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AC-Haupterregermaschine bereitstellt. Hilfs- und Haupterregermaschine sind auf der 
Welle des Synchrongenerators aufgebracht. Die AC-Spannung der Haupterregerma-
schine wird über eine Diodenbrücke gleichgerichtet und als DC-Spannung der Feld-
wicklung des Synchrongenerators zugeführt.  
Die Diodenbrücke kann bei Ausführung der Haupterregermaschine als Außenpolma-
schine auf der Synchrongeneratorwelle aufgebracht werden, wodurch es nicht not-
wendig ist, Schleifringkontakte zu verwenden. Diesen speziellen AC-Erregersystemtyp 
nennt man bürstenlose Erregung. Wird die Umrichterbrücke hingegen als stationärer 
Umrichter ausgeführt, so muss die DC-Erregerspannung über Schleifringkontakte auf 
die Feldwicklung des Synchrongenerators aufgebracht werden.  
Vorteil ist insbesondere bei der bürstenlosen Erregung der niedrige Wartungsauf-
wand. Ebenfalls ist durch die permanenterregte Hilfserregermaschine eine niedrigere 
Erregerleistung notwendig. Dies macht den Schwarzstart eines entsprechenden Syn-
chrongenerators einfacher. Nachteil ist eine wegen der zusätzlichen Zeitkonstanten 
der Haupt- und Hilfserregermaschine langsamere Spannungsregelung sowie eine 
langsamere Entregung im Fehlerfall. Zudem sind beim AC-Erregersystem allgemein 
höhere Anschaffungskosten gegenüber anderen Erregersystemen zu berücksichtigen. 
Statische Erregersysteme  
(Kurzzeichen in IEEE Std. 421.5: ST; Abbildung 4.4 ④) 
Beim statischen Erregersystem handelt es sich um einen stationären Umrichter, dessen 
DC-Spannung über den Spannungsregler direkt geregelt und über Schleifringkontakte 
der Feldwicklung des Synchrongenerators zugeführt wird. Vorteil ist hierbei die 
schnelle Spannungsregelung und die Möglichkeit zur schnellen Entregung. Nachteile 
sind die Wartungsintensität der Schleifringkontakte sowie die hohe Erregungslei-
stung, die entweder über einen Transformator von den Generatorklemmen, eine zu-
sätzliche Generatorwicklung oder aus dem Eigenbedarfsnetz heraus bezogen werden 
muss. Dies kann zur Folge haben, dass im Kurzschlussfall durch einen Einbruch der 
Versorgungsspannung der Erregereinrichtung auch die Erregerspannung einbricht. Im 
Gegensatz dazu beziehen Erregersysteme mit rotierenden Maschinen ihre Erregungs-
leistung im Kurzschlussfall aus dem rotierenden System und den Maschinenwicklun-
gen. 
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DC-Erregersysteme 
(Kurzzeichen in IEEE Std. 421.5: DC; Abbildung 4.4 ①) 
Das DC-Erregersystem ist neben der Permanentmagneterregung das älteste Erregersy-
stem für Synchrongeneratoren. Der Spannungsregler regelt den Reihenschlusswider-
stand einer auf der Synchrongenerator-Welle aufgebrachten Reihenschluss-DC-Ma-
schine, deren DC-Spannung über Schleifringkontakte der Feldwicklung des Synchron-
generators zugeführt wird. DC-Erregersysteme haben neben dem erhöhten Wartungs-
aufwand durch Schleifringkontakte und Stellwiderstände den Nachteil einer relativ zu 
den AC- und ST-Erregersystemen langsamen Spannungsregelung. Sie spielen daher 
aktuell und in Zukunft für den Bereich der konventionellen Kraftwerke keine Rolle 
und werden entsprechend in dieser Arbeit nicht behandelt. 
Eine schematische Darstellung der verschiedenen Erregersystemtypen ist in Abbildung 
4.4 zu sehen, wobei eine Unterscheidung zwischen bürstenloser AC-Erregung und AC-
Erregung mit stationärer Gleichrichterbrücke gemacht wird. 
 
Abbildung 4.4: Schematischer Aufbau der verschiedenen Arten von Erregersystemen [23] 
① DC-Erregung; ② AC-Erregung mit rotierender Gleichrichterbrücke (bürstenlos) 
③ AC-Erregung mit stationärer Gleichrichterbrücke; ④ Statische Erregung 
In dieser Arbeit werden je ein statisches und ein AC-Erregungssystem für eine tiefer-
gehende Betrachtung aus [52] gewählt. Für die in [52] bereitgestellten Modelle ist es 
notwendig, Art und Ausführung des Erregersystems zumindest schematisch zu ken-
nen. Ist das Erregersystem nicht bekannt, so gibt [52] kein allgemeingültiges Erreger-
systemmodell vor. Hier liefert die ENTSO-E ein stark vereinfachtes Erregersystem mit 
Spannungsregler, das bei Unkenntnis über das reale Erregersystem verwendet werden 
(Haupt-)Drehstrom- 
erregermaschine 
Hilfserregermaschine 
Synchrongenerator DC-Erregermaschine 
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kann. Dieses vereinfachte Modell wird mit der englischen Abkürzung Simplified 
Excitation System (SEXS) bezeichnet [53]. Für die Herleitung grundlegender Sach-
verhalte wird dieses System ebenfalls in dieser Arbeit verwendet. In den nachfolgen-
den Kapiteln sind die drei untersuchten Erregersystemmodelle mit ihren Spannungs-
reglern detailliert beschrieben. 
4.2.1 Vereinfachtes Erregersystem SEXS 
Das vereinfachte Erregersystem SEXS stellt ein allgemeines Modell dar, das zunächst 
keinem der drei Erregersystemkategorien gemäß [52] zugeordnet wird. Laut [53] soll 
das Modell verwendet werden, wenn nicht genau bekannt ist, welches Erregersystem 
in einem Kraftwerk eingesetzt ist. Der in Abbildung 4.5 gezeigte Blockschaltplan ist 
entsprechend einfach gehalten. Beim Spannungsregler handelt es sich um einen sog. 
Lead-Lag-Kompensator mit den Zeitkonstanten TA und TB.  
Bei TA > TB entsteht ein Lead-Kompensator, der für eine Anhebung der Phasenlage im 
Bode-Diagramm2 des offenen Regelkreises im Bereich A = 1/TA    B = 1/TB 
sorgt. Ebenfalls ergibt sich eine Verkleinerung des Amplitudengangs bei niedrigen Fre-
quenzen. Der Lead-Kompensator zeigt ein differenzierendes Verhalten. Bei TA < TB 
ensteht ein Lag-Kompensator, der im Bereich B = 1/TB    A = 1/TA zu einer 
Phasenabsenkung im Bode-Diagramm des offenen Regelkreises führt. Der Lag-Kom-
pensator zeigt ein integrierendes Verhalten. Lead- oder Lag-Kompensatoren werden 
in der Regelungstechnik oft auch als Korrekturglieder bezeichnet [54]. 
Die Regelverstärkung wird über eine Verstärkungskonstante KA modelliert. Das Erre-
gersystem selbst ist als einfaches PT1-Glied mit Zeitkonstante TE dargestellt. Der Block 
des Erregersystems verfügt über Ausgangs-Ober- und Untergrenzen um minimale und 
maximale Erregerspannung, Umin und Umax, zu berücksichtigen. 
                                                          
2 Beim Bode-Diagramm handelt es sich um die Betrachtung von Amplitude in dB und Phasenver-
satz in ° einer Übertragungsfunktion G(j) über der logarithmisch aufgetragenen Kreisfrequenz 
 in 1/s. 
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Abbildung 4.5: Blockschaltplan des SEXS-Erregersystems 
(Quelle: [53], eigene Darstellung) 
4.2.2 ST1A-Erregersystem 
Das ST1A-Erregersystem aus [52] bildet ein weit verbreitetes statisches Erregersystem 
nach. Abbildung 4.6 zeigt den Blockschaltplan des in dieser Arbeit verwendeten ST1A-
Erregersystems. Ein geregelter stationärer Umrichter wird über einen Transformator 
direkt von der Klemmenspannung des Synchrongenerators versorgt. Die Gleichspan-
nung des Umrichters wird über Schleifringkontakte auf die Feldwicklung des Genera-
tors aufgebracht. Die Erregerzeitkonstanten des Systems sind sehr klein, weshalb sie 
vernachlässigt werden können. Der Spannungsregler ist über zwei Lead-Lag-Kompen-
satoren nachgebildet. Die differenzierende Rückkopplung (KF, TF) sorgt für stabiles 
Regelverhalten bei geöffnetem Generatorschalter [44]. Über die Zeitkonstanten TC, 
TC1, TB und TB1 lassen sich getrennt voneinander Lead- und Lag-Kompensation des 
Reglers wie für den SEXS-Spannungsregler beschrieben einstellen. Eine Reglerstabili-
sierung über den Rückführungszweig ist nicht zwingend erforderlich. Der Regelver-
stärker ist durch ein PT1-Glied (KA, TA) nachgebildet. Die Begrenzungen der Erreger-
spannung Emin und Emax sollten wegen der möglichen Überlastung der Erregerwicklung 
modelliert werden. Eine Erregerstromlimitierung kann über die Konstante KLR mit ein-
gebracht werden. ILR stellt den Stromwert der Erregerstromlimitierung dar. 
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Abbildung 4.6: Blockschaltplan der verwendeten Variante des ST1A-Erregersystems 
(Quelle: [52], eigene Darstellung) 
Das ST1A-Erregersystem bildet Vollbrücken-Umrichtersysteme nach. Es können je-
doch auch Halbbrücken-Systeme nachgebildet werden, indem UR,min = 0 gesetzt wird. 
Es handelt sich um ein Erregersystem, das imstande ist, hohe Anfangs-Regelimpulse 
(engl.: High Initial Response) zu erzeugen. Zusätzliche Begrenzungswerte sind Über- 
und Untererregungsbegrenzungen, die über die Eingänge UOEL und UUEL (engl.: over-
excitation limit, OEL; under-excitation limit, UEL) eingebracht werden. Der Ausgang 
des Erregersystems verfügt über eine von der Klemmenspannung U1G abhängige Be-
grenzungsfunktion. Hierdurch wird berücksichtigt, dass das Erregersystem über die 
Generatorklemmenspannung versorgt wird und entsprechend bei einem Klemmen-
spannungseinbruch auch die Versorgungsspannung des Erregersystems mit einbricht. 
Die Kommutierungsstrombegrenzung des Umrichters wird über den Faktor KC in der 
oberen Ausgangsgrenze mit einbezogen. KC bildet den Einfluss der Kommutierungsre-
aktanz des Umrichters ab. Abbildung 4.6 zeigt den Blockschaltplan einer Variante des 
ST1A-Erregersystems. Variationen des Modells ergeben sich durch die unterschiedli-
che Einbeziehung der Untererregungsbegrenzungen. Diese kann ebenfalls direkt in 
der Summation des Eingangs oder nach der Eingangsbegrenzung eingefügt werden. 
In dieser Arbeit wird die in Abbildung 4.6 gezeigte Variante verwendet. 
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4.2.3 AC1A-Erregersystem 
Das AC1A-Erregersystem gemäß [52] kann zur Beschreibung gängiger AC-Erregersy-
stem verwendet werden. Abbildung 4.7 zeigt den Blockschaltplan des AC1A-Erreger-
systems. Der Regler ist wie beim SEXS-Erregersystem je nach den Einstellwerten TC 
und TB als Lead- bzw. Lag-Kompensator mit einem nachgeschalteten PT1-Glied mit 
Zeitkonstante TA und Verstärkung KA zur Nachbildung des Regelverstärkers ausge-
führt. 
 
Abbildung 4.7: Blockschaltplan des AC1A-Erregersystems 
(Quelle: [52], eigene Darstellung) 
Das Modell des Erregersystems bildet neben der eigentlichen Erregerzeitkonstante 
auch Sättigungseffekte sowie das Verhalten der Erregermaschinen und des Umrichter-
systems nach. TE stellt die Zeitkonstante der Erregerwicklung des Synchrongenerators 
dar. Ux beschreibt die Sättigungskennlinie des Erregersystems mit der hinterlegten 
Sättigungskennlinie SE. Die Steuerung der Hilfserregermaschine wird über KE nachge-
bildet. KD beschreibt den Demagnetisierungseffekt der Haupt- und Hilfserregermaschi-
nen. KD setzt sich aus den synchronen, transienten und subtransienten Reaktanzen 
von Haupt- und Hilfserregermaschine zusammen. Die Steuerung und das Kommutie-
rungsverhalten des Gleichrichters werden mit Hilfe der Blöcke IN und FEX nachgebildet. 
4.3 Der Turbinenregler 
Der Turbinenregler stellt im Verbundnetzbetrieb die Primärregelbeteiligung eines 
Kraftwerksblocks dar. Dementsprechend ist er als Drehzahlregler konzipiert. Neben 
dem eigentlichen Regler, der gemäß der Statikeinstellung der Primärregelung als Pro-
portionalregler ausgeführt ist, ist die Modellierung des Turbinenverhaltens essentiell 
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für den Einsatz in dynamischen Simulationen elektrischer Energieversorgungsnetze. 
Die einzelnen Turbinenregler unterscheiden sich daher maßgeblich in ihrem Turbi-
nenmodell. 
Einen Standard wie IEEE Std. 421.5 [52] für Spannungsreglermodelle gibt es für Tur-
binenreglermodelle noch nicht. Es existieren jedoch einige gängige Modelle, die in der 
wissenschaftlichen Praxis etabliert sind. Zudem veröffentlichte eine Arbeitsgruppe der 
IEEE Power Engineering Society 2013 die technische Studie Dynamic Models for Tur-
bine-Governors in Power System Studies [55]. Es werden Empfehlungen für die Model-
lierung verschiedener Turbinentypen gegeben, die in dieser Arbeit bei der Auswahl 
der Turbinenregler berücksichtigt sind. Nachfolgend sind die in dieser Arbeit verwen-
deten Turbinenreglermodelle beschrieben. 
4.3.1 IEEEG1-Dampfturbinenregler 
Zur Nachbildung des Verhaltens von Dampfturbinen und deren Regelung wird in [56] 
das IEEEG1-Dampfturbinenmodell vorgestellt. Abbildung 4.8 zeigt den Blockschalt-
plan des Modells. Das Modell teilt sich auf in einen Proportionalregler, eine Nachbil-
dung des Stellglieds und eine Nachbildung der Dampfturbinendruckstufen mit Über-
hitzern. Der Proportionalregler wird durch die Regelkonstante KKW nachgebildet, 
wobei KKW dem Reziproken der Statikeinstellung sKW des nachgebildeten Kraftwerks-
blocks entspricht. Aus der Drehzahlabweichung  wird eine Wirkleistungsdifferenz 
p in p.u. Das Stellglied besteht zunächst aus einem Lead-Lag-Glied mit der Zeitkon-
stanten T1 zur Nachbildung des Dampfflusses vor dem Stellventil und der Zeitkonstan-
ten T2 zur Nachbildung der Drehzahlmessung. Dem nachgeschaltet ist das eigentliche 
Verhalten des Stellventils mit der Zeitkonstanten des Stellantriebs T3 sowie den Be-
grenzungen für die Stellgeschwindigkeit (?̇?min , ?̇?max ) und die Stellposition (𝑣min , 
𝑣max ).  
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Abbildung 4.8: Blockschaltplan des IEEEG1-Dampfturbinenreglermodells 
(Quelle: [56], eigene Darstellung) 
Das eigentliche Verhalten des Dampfturbinenstrangs wird über eine stufenweise Hin-
tereinanderschaltung von PT1-Gliedern und Aufsummation über Verstärkungsfaktoren 
realisiert. Die Zeitkonstanten der PT1-Glieder stellen jeweils die Zeitkonstanten der 
zwischen den Turbinendruckstufen eingesetzten Zwischenüberhitzer und Dampfrohr-
systeme nach. Die Verstärkungsfaktoren bilden ab, wieviel der Gesamtleistung über 
die jeweilige Turbinendruckstufe auf die Welle aufgebracht wird. Das IEEEG1-Modell 
bietet die Möglichkeit, zwei Wellenstränge zu modellieren. Die Aufsummation zur 
p.u.-Ausgangsleistung pM1 stellt den ersten Wellenstrang dar. Die Aufsummation zu 
pM2 stellt den zweiten Wellenstrang dar. Werden beispielsweise die Verstärkungsfak-
toren K2, K4, K6, K8 zu Null gesetzt, so wird nur ein Wellenstrang modelliert. Je nach 
Konfiguration des Turbinenstrangs werden nicht alle Zeitkonstanten und Verstär-
kungsfaktoren des Modells verwendet. Es lassen sich so sehr unterschiedliche Dampf-
turbinenkonstellationen mit dem gleichen Turbinenreglermodell nachbilden. 
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Das IEEEG1-Modell nimmt die folgenden Vereinfachungen an [55]: 
▪ Dampfdruck und Temperatur werden als konstant angenommen, 
▪ Der Dampferzeuger des Blocks folgt der Wirkleistungsregelung der Turbine, 
▪ Es wird näherungsweise ein unendlich verfügbares Dampfreservoir aus dem 
Dampferzeuger angenommen. 
Für Systemuntersuchungen des Frequenzverhaltens großer synchron betriebener elek-
trischer Netzgebiete werden diese Annahmen als tolerierbar angesehen.  
Die zweite Annahme, dass der Dampferzeuger der Turbinenregelung folgt, ist tatsäch-
lich ein weitverbreitetes Konzept der Regelung großer Dampfkraftwerksblöcke. Die 
letzte Annahme führt in den Simulationsergebnissen zu einer schnellen Leistungsab-
gabe der Turbine, die in der Realität durch die Möglichkeiten der Dampfvorhaltung 
vor dem Hochdruckturbinenventil begrenzt sind. Derzeit werden durch große Dampf-
kraftwerksblöcke 5 % der Bemessungswirkleistung als schnelle Regelleistung in Form 
von Dampf vor der Hochdruckturbine vorgehalten. 
4.3.2 GGOV1-Gasturbinenregler 
Grundsätzlich handelt es sich beim Modell GGOV1 um ein allgemeines Turbinenreg-
lermodell, das durch die Frima General Electric entwickelt wurde [57]. [55] empfiehlt 
dieses Modell für den Einsatz als Gasturbinenregler, da es alle wichtigen Funktions-
elemente nachbildet. Abbildung 4.9 zeigt den Blockschaltplan des GGOV1-Turbinen-
reglers.  
Für die Gasturbinenregelung kann die Regelschaltung als eine Regelung der Brenn-
stoffzufuhr zur Gasturbine gesehen werden. Der Aktor des Brennstoffventils wird hier-
bei als PT1-Glied mit Zeitkonstante Tact und den Anti-Windup-Begrenzungen vmin,closed 
und vmax,open nachgebildet. Beaufschlagt wird dieser mit dem kleinsten von drei Regel-
signalen aus dem zentralen Auswahlblock (siehe Abbildung 4.9, Mitte).  
Signal 1 berücksichtigt die aktuell maximal mögliche Ausgangsleistung des Turbinen-
prozesses je nach Aussentemperatur. Hierzu stellt die Lastreferenz die für die aktuelle 
Betriebstemperatur maximale Ausgangsleistung der Gasturbine dar. Als Rückfüh-
rungsgröße dieses Regelzweigs wird die Temperaturänderung über die Änderung des 
Brennstoffflusses bestimmt. Der PI-Lastregler stellt sicher, dass die zulässige maximale 
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Ausgangsleistung nicht überschritten wird. Es wird angenommen, dass sich die Um-
gebungstemperatur der Gasturbine während des Simulationsdurchlaufs nicht verän-
dert. 
 
Abbildung 4.9: Blockschaltplan des GGOV1-Turbinenreglermodells 
(Quelle: [55], eigene Darstellung) 
Signal 2 bildet die Regelung der Turbinenbeschleunigung nach. Es wird damit sicher-
gestellt, dass die maximale Turbinenbeschleunigung aset über die Regelung des Brenn-
stoffventils nicht überschritten wird. Hierzu wird die Turbinendrehzahl über ein Dif-
ferenzialglied mit Zeitkonstante Ta mit der maximal möglichen Turbinenbeschleuni-
gung verglichen. 
Signal 3 beschreibt die eigentliche Turbinenregelung. Hierbei wird der PID-Turbinen-
regler mit der aktuellen Drehzahlabweichung sowie der Abweichung von der aktuel-
len elektrischen Wirkleistungsabgabe Pe vom Referenzwert Pref beaufschlagt. Die elek-
trische Wirkleistung wird über einen Messwandler mit Zeitkonstante Tpelec ermittelt. 
Optional kann ein neuer Betriebspunkt über das Signal pmwset und einen Integrator mit 
Verstärkung Kimw eingebracht werden. Meist wird Kimw jedoch zu Null gesetzt. Die 
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Statik wird über KKW in p.u./Hz eingestellt. Die Drehzahlabweichung  wird so zu 
einer Wirkleistungsabweichung p in p.u. Die Turbinenregelung selbst kann über eine 
Auswahl auf Grundlage der elektrischen Wirkleistungsabgabe, der Brennstoffventil-
Stellung oder des Regelsignals realisiert werden. 
Die eigentliche Turbinenreaktion wird mit Hilfe eines Lead-Lag-Gliedes mit den Zeit-
konstanten Tb und Tc nachgebildet. Zudem besteht über eine Zeitverzögerung Teng die 
Möglichkeit, Brennstoffflussgeschwindigkeiten zu berücksichtigen. Bei Gasturbinen 
kann Teng vernachlässigt werden. Da es sich beim GGOV1-Turbinenregler um ein Uni-
versalmodell handelt, ermöglicht es Teng, die Brennstofftransportlimitierung von z.B. 
Dieselaggregaten zu modellieren. Über ein 0/1-Flag kann gewählt werden, ob die 
Brennstoffzufuhr abhängig von der Turbinendrehzahl ist. Für Gasturbinen kann die 
Drehzahlabhängigkeit der Brennstoffzufuhr vernachlässigt werden. 
Die mechanische Ausgangsleistung Pmech der Turbine wird im Modell aus dem Brenn-
stofffluss Wf und einer Turbinenkonstanten Kturb gemäß (4.14) bestimmt [55]. 
Pmech = Kturb(Wf – Wfnl) (4.14) 
  Pmech : Mechanische Ausgangsleistung der Turbine 
  KTurb : Turbinenkonstante 
  Wf : Aktueller Brennstofffluss 
  Wfnl : Brennstofffluss im Leerlauf bei Bemessungsdrehzahl 
Optional lässt sich ein Dämpfungsfaktor Dm einführen, der entweder negativ im Zweig 
der Temperaturberücksichtigung oder aber positiv direkt auf die Turbinenleistung 
wirkt. 
4.3.3 HYGOV-Wasserturbinenregler 
Der HYGOV-Wasserturbinenregler beinhaltet eine Nachbildung des Drehzahlreglers 
und des Stellglieds (oberer Teil des Blockschaltplanes in Abbildung 4.10) sowie eine 
nichtlineare Nachbildung des hydraulischen Systems (unterer Teil des Blockschaltpla-
nes in Abbildung 4.10).  
Der Regler setzt sich zusammen aus einem Filter mit Zeitkonstante Tf und dem eigent-
lichen Drehzahlregler mit Zeitkonstante Tr und transienter Statik r. Dem Drehzahlreg-
ler wird die Drehzahlabweichung  sowie der Referenzpunkt der Wirkleistung pref 
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zugeführt. Die Statik wird über die Konstante KKW in p.u./Hz realisiert. Durch die Mul-
tiplikation der Drehzahlabweichung mit der Statik entsteht eine Wirkleistungsdiffe-
renz p. 
 
Abbildung 4.10: Blockschaltplan des HYGOV-Wasserturbinenreglers  
(Quellen: [55] und [58], eigene Darstellung) 
Das Ventil der Wasserturbine wird über ein PT1-Glied mit der Zeitkonstanten Tg nach-
gebildet. Das Wasserventil kann nur innerhalb der Grenzen gmax, Ventil komplett ge-
öffnet, und gmin, Ventil komplett geschlossen, betrieben werden. Es liefert das Stellsi-
gnal g, das auf das hydraulische System des Wasserkraftwerks wirkt. Die Reaktion des 
hydraulischen Systems wird aufgrund der sich ergebenden Änderung des Wasserflus-
ses durch die Ventilöffnung g bestimmt. Hierbei wird die Fallhöhe h0, die für Bemes-
sungsbetrieb als normierte Größe auf 1,0 p.u. eingestellt werden kann, und die Anlauf-
Zeitkonstante der Wassersäule Tw berücksichtigt. Eine Differenzbildung zum Fluss qnl, 
der bei Leerlauf zur Bemessungsdrehzahl führt, ermöglicht, multipliziert mit einer 
Turbinenkonstante At, die Bestimmung der aktuell abgegebenen mechanischen Lei-
stung Pmech. Die Leistungsbestimmung erfolgt mit Hilfe von At analog zu (4.14). 
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5 Zukünftige Primärregelung 
der Netzfrequenz 
Ein Ziel dieser Arbeit ist die Untersuchung des Einflusses einer zukünftig veränderten 
Erzeugungsstruktur auf die transiente Frequenzstabilität. Die transiente Frequenz- 
stabilität wird maßgeblich durch die Trägheit aller aktuell netzsynchron rotierender 
Maschinen, durch die Regeleinstellungen und Wirkleistungsdynamiken aller primär-
regelnden Erzeugungseinheiten und durch das frequenzabhängige Verhalten der 
Netzlast beeinflusst. Entscheidend für die zukünftige Entwicklung sind daher Zusam-
mensetzung und Betrieb eines zukünftigen Kraftwerksparks und die zu erwartenden 
niedrigen Residuallasten durch zeitweise sehr hohe Einspeisung aus erneuerbaren 
Energien.  
Zur Simulation der zukünftigen transienten Frequenzstabilität stellt dieses Kapitel ein 
vereinfachtes dynamisches Netzsimulationsmodell des frequenzsynchron betriebenen 
kontinentaleuropäischen Übertragungsnetzes ENTSO-E CE vor. Es sind Zukunftszena-
rien definiert, die es zulassen, verschiedene Entwicklungsmöglichkeiten, wie beispiels-
weise das Wachstum der erneuerbaren Energien, hinsichtlich ihrer Auswirkungen auf 
die transiente Frequenzstabilität zu beleuchten. Desweiteren enthält das Kapitel eine 
Untersuchung der Machbarkeit der zukünftigen Primärregelaufgabe eines 500-MVA-
Einzelkraftwerks. 
5.1 Das vereinfachte europäische Netzmodell 
Zur Untersuchung der Frequenzdynamik im kontinentaleuropäischen Übertragungs-
netz wurde ein vereinfachtes dynamisches Netzsimulationsmodell entwickelt. Daten-
grundlage sind die während der Arbeit entwickelte Kraftwerksliste entsprechend Ka-
pitel 2.6 und Informationen zu Lastsituationen und Netzkopplungen im ENTSO-E CE 
Netzgebiet aus dem ENTSO-E Ten Year Network Development Plan 2016 (TYNDP) 
[40] und den ENTSO-E Statistical Factsheets [59].  
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Als Vereinfachung sind einzelne Ländergruppen zu räumlich konzentrierten Zwei-
Sammelschienen-Systemen zusammengefasst, an die die zugehörigen Erzeugungsein-
heiten und die der Region entsprechende Residuallast angeschlossen sind. Da es sich 
bei der Frequenz näherungsweise um eine über weite Netzstrukturen hinweg gleiche 
Globalgröße handelt, ist eine räumlich konzentrierte Betrachtung einzelner Regionen 
für Frequenzuntersuchungen zulässig. Die Nachbildung als verkoppelte Netzregionen 
lässt es in gewissem Maße zu, die Schwingungen einzelner Netzgebiete gegeneinander 
zu modellieren. Abbildung 5.1 zeigt die generelle Struktur des verwendeten Simulati-
onsmodells. Tabelle 5.1 zeigt, welche Länder in welchen Regionen zusammengefasst 
sind und welche konventionelle Erzeugung in der jeweiligen Region installiert ist. Das 
Simulationsmodell ist im Netzsimulationsprogramm DIgSILENT PowerFactory imple-
mentiert. 
 
 
Abbildung 5.1: Generelle Struktur des für Frequenzuntersuchungen vereinfachten Modells 
des kontinentaleuropäischen Netzgebiets 
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Tabelle 5.1: Zusammengefasste Länder und die zugehörige konventionelle Erzeugungsleistung 
des vereinfachten kontinentaleuropäischen Netzmodells 
Region 
(Nr. gemäß 
Abbildung 5.1,  
ISO 3166-2 Länder-
kürzel der beiden 
erstgennanten 
Länder) 
Enthaltene Länder 
Installierte konventio-
nelle Erzeugung 
(Anlagen > 100 MVA) 
in GVA 
➀ (ES, PR) 
Spanien, Portugal 69,0 
➁ (FR) 
Frankreich 88,0 
➂ (BE, NL) 
Belgien, Niederlande, Luxemburg 34,9 
➃ (DK, DE) 
Dänemark,Deutschland  90,1 
➄ (CH, IT) 
Schweiz, Italien 59,3 
➅ (PL, CZ) 
Polen, Tschechien, Slowakei 44,3 
➆ (AT, HU) 
Österreich, Ungarn, 
Slowenien, Kroatien 
25,6 
➇ (RO, BG) 
Rumänien, Bulgarien, Serbien, 
Bosnien und Herzegowina, 
Mazedonien, Albanien, 
Griechenland 
46,8 
➈ (TR) 
Türkei 37,3 
Gesamt  495,3 
 
5.1.1 Aufbau der einzelnen Regionen 
Bei den einzelnen Regionen handelt es sich um auf einfache Zwei-Sammelschinen-
Systeme reduzierte Netzregionen. Das entsprechende Einlinien-Netzschema einer Re-
gion ist in Abbildung 5.2 gezeigt. Jede Region verfügt über eine 380-kV-Sammel-
schiene als Verbindungsknoten zum europäischen Übertragungsnetz an der gleichzei-
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tig die Residuallast der Region als frequenz- und spannungsabhängige Last ange-
schlossen ist. Die Erzeugungsstruktur der Region wird durch Synchrongeneratoren 
nachgebildet, die auf einer fiktiven Generatorableitung mit UnAbl = 20 kV zusammen-
geschaltet sind. Zur Vereinfachung werden Kernkraftwerke pauschal in Blöcken von 
1000 MVA, Kohlekraftwerke in Blöcken von 500 MVA, Gas- und Wasserkraftwerke in 
Blöcken von 200 MVA Bemessungsleistung zu- oder abgeschaltet. Die 20-kV-Ebene ist 
über eine Anzahl n paralleler 500-MVA-Blocktransformatoren an die 380-kV-Verbund-
netzebene angeschlossen. Die Transformatoranzahl n richtet sich nach der jeweiligen 
Anzahl aktuell ans Netz angeschlossener Kraftwerke der verschiedenen Kraftwerksty-
pen gemäß (5.1) und wird für den Fall n ∉ ℕ auf die nächsthöhere ganze Zahl aufge-
rundet. 
𝑛 = 2𝑛Kernkraft + 𝑛Kohle +
𝑛Gas + 𝑛Wasser
2
 (5.1) 
  nKernkraft : Anzahl aktuell netzsynchron betriebener Kernkraftwerke 
  nKohle : Anzahl aktuell netzsynchron betriebener Kohlekraftwerke 
  nGas : Anzahl aktuell netzsynchron betriebener Gaskraftwerke 
  nWasser : Anzahl aktuell netzsynchron betriebener Wasserkraftwerke 
 
Abbildung 5.2: Aggregiertes Netz einer Region 
Die Merit-Order zur Deckung der Residuallast eines Regionalknotens folgt je nach 
Szenario entweder der Reihenfolge Kernkraft, Braunkohle, Steinkohle, Gas oder der 
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Reihenfolge Kernkraft, Gas, Braunkohle, Steinkohle. Im Starklastfall wird von einem 
Betrieb der Speicherkraftwerke und Generatorbetrieb der Pumpspeicherkraftwerke 
ausgegangen, während im Schwachlastfall Pumpspeicherkraftwerke im Motorbetrieb 
und Speicherkraftwerke nur zum Teil am Netz sind. Laufwasserkraftwerke werden im 
Bemessungspunkt betrieben.  
Die einzelnen Erzeugungseinheiten sind je nach Kraftwerkstyp mit Turbinenreglern 
gemäß Kapitel 4.3 ausgestattet. Je nach Netzsituation ist in den Turbinenreglern meh-
rerer Kraftwerke eine Statik-Regelung gemäß der Primärregelung der Netzfrequenz 
implementiert. Zum Teil sind einzelne Kraftwerkstypen in eine Gruppe mit und eine 
Gruppe ohne Beteiligung an der Primärregelung aufgeteilt. Als Spannungsregler ist 
jedem Kraftwerk das allgemeine Modell SEXS gemäß Kapitel 4.2.1 zugeordnet. 
Es sind zum Teil Pendeldämpfungsgeräte an den Synchrongeneratoren von Kern-, 
Braunkohle- oder Steinkohlekraftwerken eingesetzt. Die Pendeldämpfungsgeräte wur-
den hierbei zur Bedämpfung der Ost-West- und Nord-Süd-Schwingungen im System 
herangezogen. Ohne Pendeldämpfungsgeräte treten bereits für kleine Laständerungen 
oszillatorische Polradwinkelinstabilitäten auf. Es wurden keine Kleinsignalanalysen 
zur genauen Auslegung der Pendeldämpfungsgeräte erstellt. Die Parametereinstellung 
fand empirisch statt.  
Die Modelldaten der Synchrongeneratoren der einzelnen Kraftwerkstypen und der 
500-MVA-Blocktransformatoren sind in Tabelle B.1 und Tabelle B.2 im Anhang zu 
finden. Der Blockschaltplan der eingesetzten Pendeldämpfungsgeräte ist im Anhang 
in Abbildung A.1 gezeigt.Die verwendeten Parametersätze der Spannungs- und Tur-
binenregler, sowie der Pendeldämpfungsgeräte sind in Tabelle B.3 bis Tabelle B.7 im 
Anhang aufgeführt. 
Die Kopplung zwischen den einzelnen Netzregionen erfolgt gemäß der in [59] ange-
gebenen Übertragungsleistungen in der 110-, 220- und 380-kV-Ebene über die jewei-
ligen Ländergrenzen der Regionen. Die Übertragungsleistungen sind als 380-kV-Frei-
leitungen mit einem Bemessungsstrom von 1 kA und einem Serienimpedanzbelag im 
Mitsystem von Z'1 = R'1 + j X'1 = 0,03 + j 0,26 /km gemäß [60] nachgebildet. Querka-
pazitäten und -Leitwerte sind vernachlässigt. Die Kopplung der Netzregionen unter-
einander und die Daten für Schwachlast, Starklast sowie Wind- und Photovol-
taikeinspeisung basieren auf Informationen aus den Jahren 2015 und 2016 aus den 
entsprechenden ENTSO-E Factsheets [59], sowie für die Türkei aus der Dissertation 
von I. Nassar, 2010 [61]. Tabelle 5.2 zeigt die jeweiligen Übertragungsleistungen und 
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Impedanzen zwischen den einzelnen Netzregionen. Für die Leitungslänge zwischen 
zwei Regionen wurde in einem Näherungsansatz ca. die Hälfte der Luftlinienentfer-
nung zwischen den geographischen Zentren der Regionen angesetzt.  
Die französischen Kernkraftwerke bilden den Slack-Knoten des Netzes. Die übrigen 
Generatoren sind als PQ-Knoten modelliert. Die stationäre Einstellung der einzelnen 
Sammelschienenspannungen wurde über eine detaillierte Einstellung der Blindlei-
stungslieferung der PQ-Knoten vorgenommen. Eine Definition von spannungsregeln-
den PV-Knoten ist aufgrund der hohen Anzahl parallel an einem Netzknoten ange-
schlossener Kraftwerke schwer zu definieren. Eine Blindleistungsaufteilung unter al-
len Kraftwerken ist unabdingbar, da ansonsten die Betriebsgrenzen vieler Kraftwerke 
zum Teil erheblich überschritten werden.  
Tabelle 5.2: Übertragungskapazitäten und Leitungsimpedanzen zwischen den Netzregionen 
Übertragungs-
strecke 
Übertragungs- 
leistungen in GVA 
Mitsystemimpedanz 
in  
Leitungslänge 
in km 
➀ - ➁ 2,6 
3,95 + j34,16 525 
➁ - ➂ 3,9 
0,75 + j6,54 150 
➁ - ➃ 3,3 
1,43 + j12,43 240 
➁ - ➄ 7,2 
1,03 + j8,93 380 
➂ - ➃ 7,2 
0,44 + j3,85 160 
➃ - ➄ 6,6 
0,82 + j7,12 270 
➃ - ➅ 4,6 
1,53 + j13,22 360 
➃ - ➆ 9,9 
0,66 + j5,69 330 
➄ - ➆ 3,9 
1,12 + j9,71 220 
➅ - ➆ 3,3 
1,2 + j10,4 200 
➆ - ➇ 9,2 
0,66 + j5,76 310 
➇ - ➈ 2,0 
5,11 + j44,29 510 
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Neben der Anzahl der installierten konventionellen Erzeugungsanlagen wurden für 
die einzelnen Regionen die Schwach- und Höchstlast, sowie die installierte Leistung 
der fluktuierend einspeisenden Windkraft- und Photovoltaikanlagen recherchiert 
(siehe Tabelle 5.3). 
Tabelle 5.3: Schwach- und Höchstlast sowie installierte Leistung von Windkraft- und PV-Anlagen 
in 2015 für die einzelnen Regionen des vereinfachten europäischen Netzmodells 
(Datenquellen: [59] und [61]) 
Region 
Höchstlast 
in GW 
Schwachlast 
in GW 
Installierte 
Leistung von 
Wind- und PV-
Anlagen  
in GW 
➀ (ES, PR) 44,77 24,44 35,37 
➁ (FR) 82,46 29,49 14,41 
➂ (BE, NL) 30,78 15,67 8,97 
➃ (DK, DE) 86,50 39,99 80,05 
➄ (CH, IT) 57,38 23,26 27,65 
➅ (PL, CZ) 37,17 17,71 6,65 
➆ (AT, HU) 21,63 10,88 2,85 
➇ (RO, BG) 50,72 24,23 15,58 
➈ (TR) 40,00
* 20,00* 3,29 
Gesamt 451,41 205,67 194,82 
 *Schätzwerte in Anlehnung an [61] 
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5.1.2 Modellverifikation 
Zur Verifikation des Netzmodells dient der Vergleich von Frequenzmesswerten mit 
Simulationsergebnissen für einen 1200-MVA-Kraftwerksausfall in Spanien im Jahr 
2006. Dieser Kraftwerksausfall ist in [62] beschrieben und beinhaltet einen Wirklei-
stungsausfall von PKW = 900 MW. Zur simulatorischen Nachbildung ist neben der 
Struktur des Netzmodells die Definition eines initialen Lastzustandes vor dem Störfall 
notwendig. Da hierzu keine belastbare Datenbasis vorhanden ist, wurde ein gängiger 
Lastzustand des kontinentaleuropäischen Übertragungsnetzes abgeschätzt. Für die 
einzelnen Regionen wurde die in Tabelle 5.4 gezeigte Lastsituation festgelegt. Abbil-
dung 5.3 zeigt den Wirkleistungsaustausch zwischen den einzelnen Regionen und die 
Spannungswerte an den jeweiligen 380-kV-Sammelschienen. Da der untersuchte 
Kraftwerksausfall im Jahr 2006 stattfand, sind die Koppelleitungen zur Türkei aufge-
trennt. 
 
Abbildung 5.3: Wirkleistungsaustausch und Spannungen im Übertragungsnetzmodell 
für das Basisszenario, 1 p.u. = 380 kV 
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Der Kraftwerkseinsatz folgt der vereinfachten Rangfolge: Kernkraftwerke, Braunkoh-
lekraftwerke, Steinkohlekraftwerke, Gaskraftwerke. Ein Teil des eingesetzten Kraft-
werksparks übernimmt die Aufgabe der Primärregelung. Hierbei wurde darauf geach-
tet, dass sich die zur Verfügung stehende Menge an Primärregelleistung an den Vor-
gaben der ENTSO-E sowie an der üblichen Netzkennzahl orientiert. Die einzelnen 
Netzregionen beteiligen sich mit den in Tabelle 5.4 aufgeführten Netzkennzahlen. Der 
Selbstregeleffekt der Last wurde mit kpf  1,5 %/Hz abgeschätzt.  
Die sich gemeinsam mit dem Selbstregeleffekt der Lasten ergebende Netzkennzahl 
von 24985 MW/Hz entspricht einer üblichen Netzsituation. Die Netzkennzahl errech-
net sich analog zu (3.9). Die durch die ENTSO-E vorgeschriebene Mindest-Primär-
regelleistung von PPRL,min = 3 GW bei einer quasistationären Frequenzabweichung 
fPRL = 200 mHz, die einer Netzkennzahl von 15000 MW/Hz entspricht, wird hierbei 
überschritten. Dies lässt sich auf die historisch bedingte pauschale Statikeinstellung 
großer Kraftwerksblöcke unabhängig von Primärregelleistungsmärkten zurückführen. 
Tabelle 5.4: Fiktive Lastsituation und Netzkennzahl des Basisszenarios als Grundlage  
für die Simulation des 1200-MVA-Kraftwerksausfalls in Spanien 
Region 
Residuallast 
in GVA 
(cos = 0,98 ind.) 
Spannung der 
380-kV-Sammel-
schiene in p.u. 
Netzkennzahl 
in MW/Hz 
➀ (ES, PR) 22,3 1,00 2240 
➁ (FR) 46,8 1,02 4480 
➂ (BE, NL) 18,7 1,00 1280 
➃ (DK, DE) 36,9 1,01 2880 
➄ (CH, IT) 29,4 1,00 1850 
➅ (PL, CZ) 23 1,01 2350 
➆ (AT, HU) 13,9 1,02 3000 
➇ (RO, BG) 29,8 1,02 3200 
Gesamt 
230,8 - 21280 
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Ein Vergleich der sich aus der dynamischen Simulation ergebenden Frequenzverläufe 
in Abbildung 5.4 mit realen Messdaten aus [62] in Abbildung 5.5 zeigt, dass trotz des 
stark vereinfachten Netzmodells und der unklaren Lastsituation eine tendenziell Über-
einstimmung der Frequenzverläufe besteht. Speziell die für die Untersuchungen dieser 
Arbeit wichtigen Kenngrößen Frequenztiefpunkt und stationäre Frequenzabweichung 
werden gut abgebildet. Der Frequenzgradient zeigt ähnliche Tendenzen, lässt sich auf 
Grundlage der Messdaten jedoch nicht genau vergleichen. 
Auch im stark vereinfachten Netzmodell entstehen die typischen Oszillationen der 
Netzregionen gegeneinander. Die Simulation führt zu einer höheren Oszillationsfre-
quenz von fosz,sim  0,35 Hz gegenüber der Messung mit fosz,mess = 0,23 Hz. Ebenfalls 
sind die auftretenden Schwingungen im vereinfachten Netzmodell in der spanischen 
Region schwächer und in den übrigen Regionen stärker gedämpft, was sich mit der 
Vernachlässigung unterlagerter HS- und HöS-Netzstrukturen, der stärkeren Kopplung 
der Synchrongeneratoren untereinander und der nur sehr vereinfachten Nachbildung 
von Pendeldämpfungsgeräten erklären lässt. 
 
Abbildung 5.4: Simuliertes Frequenzverhalten an verschiedenen Netzknoten 
nach einem 1200-MVA-Erzeugungsausfall in Spanien 
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Abbildung 5.5: Gemessenes Frequenzverhalten an verschiedenen Netzknoten  
nach einem 1200-MVA-Erzeugungsausfall in Spanien (Bildquelle: [62]) 
Der Vergleich von Simulation und Messwerten zeigt insgesamt, dass sich die Qualität 
der Primärregelung der Frequenz für verschiedene Kraftwerksparks gut anhand des 
beschriebenen vereinfachten Modells untersuchen lässt.  
Für Untersuchungen von Spannungseffekten, Lastflussverteilungen oder Kleinsignal-
stabilität ist das entwickelte Modell aufgrund der stark vereinfachten Struktur jedoch 
nicht geeignet. 
5.2 Untersuchungsszenarien 
Die untersuchten Szenarien zur Erzeugungsstruktur in Kontinentaleuropa folgen den 
im Ten Year Network Development Plan 2016 der ENTSO-E entwickelten [40]. Hier 
sind vier Visionen V1 bis V4 als Prognosen für das Jahr 2030 beschrieben.  
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Diese Visionen unterscheiden sich im Wesentlichen in den folgenden Kernbereichen: 
▪ Ausbau erneuerbarer Energien, 
▪ CO2-Preisentwicklung, 
▪ Brennstoff-Preisentwicklung 
▪ Aufbau der Merit-Order, 
▪ Entwicklung von Speicherlösungen, Lastmanagement und Elektromobilität, 
▪ elektrischer Energiebedarf in Europa. 
Die Ausprägungen der Kernbereiche sind in Tabelle 5.5 für die einzelnen Szenarien 
qualitativ aufgetragen. 
Tabelle 5.5: Qualitative Entwicklung der einzelnen Kernbereiche in den vier Visionen 
für 2030 des ENTSO-E TYNDP 2016 (Datenquelle: [40], eigene Darstellung) 
Kernbereiche V1 V2 V3 V4 
Ausbau erneuerbarer 
Erzeugungskapazitäten 
o + ++ +++ 
CO2-Zertifikat- 
Preisentwicklung 
↓ ↓ ↑ ↑ 
Brennstoff- 
Preisentwicklung 
↑ ↑ ↓ ↓ 
Aufbau der Merit-Order Kohle vor 
Gas 
Kohle vor 
Gas 
Gas vor 
Kohle 
Gas vor 
Kohle 
Entwicklung von 
Speicherlösungen, 
Elektromobilität und 
Lastmanagement 
o + ++ +++ 
Elektrischer Energie- 
bedarf in Europa 
↗ ↗ → ↗ 
o Anstieg bleibt hinter den Erwartungen zurück ↓ gegenüber 2015 stark gefallen  
+ Anstieg etwa entsprechend der Erwartungen → gleichbleibend gegenüber 2015  
++ Anstiegt leicht höher als erwartet ↗ leichter Anstieg gegenüber 2015  
+++ Anstieg wesentlich höher als erwartet ↑ starker Anstieg gegenüber 2015  
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Die Untersuchungsszenarien für die Frequenzuntersuchungen dieser Arbeit orientie-
ren sich an den gezeigten vier Visionen der ENTSO-E. Die angenommenen quantitati-
ven Veränderungen des Netzmodells aufgrund der qualitativen Tendenzen aus Tabelle 
5.5 sind in Tabelle 5.6 gezeigt.  
Tabelle 5.6: Angenommene quantitative Entwicklung der einzelnen Kernbereiche 
im vereinfachten kontinentaleuropäischen Netzmodell 
Kernbereiche V1 V2 V3 V4 
Ausbau erneuerbarer 
Erzeugungskapazitäten 
gegenüber 2015 
+20 % +40 % +60 % +100 % 
CO2-Zertifikat- 
Preisentwicklung 
Auswirkungen fließen in Merit-Order Reihenfolge ein. 
Brennstoff- 
Preisentwicklung 
Aufbau der Merit-Order 
Kohle vor 
Gas 
Kohle vor 
Gas 
(a) Kohle 
vor Gas 
(b) Gas vor 
Kohle 
(a) Kohle 
vor Gas 
(b) Gas vor 
Kohle 
Entwicklung von 
Speicherlösungen, 
Elektromobilität und 
Lastmanagement 
kpf =  
1,5 %/Hz 
kpf =  
2 %/Hz 
kpf =  
2,5 %/Hz 
kpf =  
3 %/Hz 
Elektrischer Energie- 
bedarf in Europa 
Keine Auswirkungen auf Schwachlast 
 
Die Entwicklung der erneuerbaren Energien wird vereinfachend für alle Netzregionen 
angewendet. Das prozentuale Wachstum ist auf das Basisjahr 2015 bezogen. Preisent-
wicklungen von CO2-Zertifikaten und Brennstoffen werden im Aufbau der Merit-Order 
aggregiert. 
Die Entwicklung von Speicherlösungen, Elektromobilität und Lastmanagement wird 
durch eine Anpassung des Selbstregeleffekts der Lasten kpf berücksichtigt. Es wird da-
von ausgegangen, dass die genannten Technologien in Zukunft in begrenztem Umfang 
aus den unterlagerten Netzebenen heraus zur Stützung der Netzfrequenz beitragen.  
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In allen Szenarien wird als Worst-Case-Situation für die transiente Frequenzstabilität 
ein Schwachlastfall bei gleichzeitig hoher Einspeisung aus erneuerbaren Energien an-
genommen. In einem solchen Szenario sind aufgrund der niedrigen Residuallast sehr 
wenige Kraftwerke am Netz, wodurch die Trägheit der rotierenden Massen im System 
gering und ein initial hoher Frequenzgradient nach einer Störung zu erwarten ist. Da 
die Primärregelung in Europa oftmals neben dem Regelleistungsmarkt zusätzlich über 
eine pauschale Statikeinstellung einzelner Kraftwerke bereitgestellt wird, kann bei 
verringerter Anzahl am Netz befindlicher Kraftwerke auch von einer tendenziell ver-
ringerten Netzkennzahl ausgegangen werden.  
Ein Starklastszenario bei gleichzeitig geringer Einspeisung aus erneuerbaren Energien 
stellt zwar ebenfalls ein mögliches Worst-Case-Szenario für einen stark verringerten 
Kraftwerkspark dar. Es handelt sich hierbei jedoch um ein Problem der statischen Sta-
bilität. Sobald ein stationärer Arbeitspunkt sichergestellt ist, ist dieser Fall für die tran-
siente Frequenzstabilität unkritisch. 
In der qualitativen Entwicklung der Visionen des ENTSO-E TYNDP 2016 wird von ei-
ner Steigerung des elektrischen Energiebedarfs ausgegangen. Der Schwachlastzustand 
dürfte jedoch kaum eine Veränderung erfahren und wird daher für alle Szenarien 
gleich, mit PL,min  200 GW angenommen. 
Die Residuallast je Region jedes Szenarios wird gebildet aus der Schwachlast sowie 
der jeweiligen installierten Leistung erneuerbarer Energien multipliziert mit einem 
Gleichzeitigkeitsfaktor. Aus [63] geht hervor, dass in Deutschland eine Gleichzeitig-
keit von Photovoltaik- und Windenergieeinspeisung von ca. 30 bis 40 % der installier-
ten Gesamtleistung erreicht wird. Spitzenwerte liegen bei ca. 70 %. Da diese Arbeit 
einen europäischen Ansatz verfolgt, wurde davon ausgegangen, dass bei gleichzeiti-
gem Auftreten eines Schwachlastzustandes je Region 30 % der installierten Leistung 
aus erneuerbaren Energien eingespeist wird. Das gleichzeitige Auftreten höherer An-
teile erneuerbarer Energien wird als sehr unwahrscheinlich eingestuft [63]. Entspre-
chend ergeben sich je Szenario unterschiedliche Residuallastkonstellationen. 
Nachfolgend sind die einzelnen Szenarien V1 bis V4 benannt nach den entsprechen-
den Visionen des ENTSO-E TYNDP 2016 mit ihren Erzeugungs- und Lastkonfiguratio-
nen beschrieben. Die Szenarien beschreiben jeweils einen möglichen Netzzustand im 
Jahr 2030 je nach Entwicklung des elektrischen Energieversorgungssystems. Neben 
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den Szenarien V1 bis V4 wurde ein Extremwertszenario in Anlehnung an die Ausle-
gungshypothese einer ENTSO-E Arbeitsgruppe zur Dynamik der Netzfrequenz [48] 
nachgebildet. 
5.2.1 Szenario V1 
Bei Szenario V1 handelt es sich um ein Szenario, dass im Wesentlichen den Zustand 
aus dem Jahr 2015 fortführt. Der Kraftwerkseinsatzplan wird, soweit möglich, in der 
Reihenfolge Kernkraft, Braunkohle, Steinkohle, Gas festgelegt. Eine sehr moderate 
Entwicklung der erneuerbaren Energien wird erwartet, weshalb in diesem Szenario 
für jede Netzregion von einer Steigerung der installierten Leistung erneuerbarer Ener-
gien um 20 % gegenüber 2015 (siehe auch Tabelle 5.3) ausgegangen wird. Ebenfalls 
wird angenommen, dass Kraftwerksneubauten und Kraftwerksabschaltungen zu ei-
nem nahezu gleichen Kraftwerkspark führen. Der Ausstieg aus der Kernenergie in 
Deutschland wird als abgeschlossen betrachtet. Es ergibt sich für das Szenario V1 eine 
Residuallast pro Region laut Tabelle 5.7. Der Selbstregeleffekt der Lasten wird unver-
ändert zu kpf = 1,5 %/Hz angenommen.  
Zur Deckung der Residuallast in Szenario V1 ist je Region die in Tabelle 5.8 aufge-
führte installierte Kraftwerksleistung am Netz. Es wird davon ausgegangen, dass sich 
bereits größere Marktplätze für die Regelleistung gebildet haben, wie es aktuell bei-
spielsweise für die Regelleistung von Deutschland, Schweiz und den Niederlanden der 
Fall ist.  
Die Regelleistung wird entsprechend in den einzelnen Netzregionen über ein Verga-
beverfahren durch die Übertragungsnetzbetreiber gedeckt. Da angenommen wird, 
dass die einzelnen Regelleistungsmärkte entkoppelt voneinander agieren und zudem 
nicht alle ÜNB ihre Regelleistung über einen Marktplatz beschaffen, entsteht mit 
18240 MW/Hz eine Überdeckung der mindestens geforderten Netzkennzahl von 
15000 MW/Hz. Gemeinsam mit dem Selbstregeleffekt der Lasten von kpf = 1,5 %/Hz 
ergibt sich eine theoretische Netzkennzahl von 21325 MW/Hz. Die Netzkennzahl der 
Primärregelung je Region ist in Tabelle 5.7 aufgeführt. 
In den nachfolgenden Szenarien V2 bis V4 ist die Schwachlastsituation identisch zu 
Szenario V1, weswegen sie dort nicht mehr explizit aufgeführt ist. 
 
 
 92 
Tabelle 5.7: Schwachlast, installierte Leistung von Windkraft- und PV-Anlagen, Residuallast und 
Netzkennzahl der Primärregelakteure der einzelnen Länderregionen in Szenario V1 
Region 
Schwachlast 
in GVA 
(cos = 0,98 ind.) 
Installierte 
Leistung von 
Wind- und 
PV-Anlagen  
in GVA 
Residuallast für 
Szenario V1 
in GVA 
(cos = 0,98 ind.) 
Netz- 
kennzahl 
in MW/Hz 
➀ (ES, PR) 24,44 42,44 10,29 2240 
➁ (FR) 29,49 17,29 23,73 2560 
➂ (BE, NL) 15,67 10,76 12,08 960 
➃ (DK, DE) 39,99 96,06 7,97 2880 
➄ (CH, IT) 23,26 33,18 12,20 1920 
➅ (PL, CZ) 17,71 7,98 15,05 2400 
➆ (AT, HU) 10,88 3,42 9,74 1600 
➇ (RO, BG) 24,23 18,7 18,00 2240 
➈ (TR) 20,00 3,95 18,68 1440 
Gesamt 205,67 233,78 127,74 18240 
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Tabelle 5.8: Aktuell netzgekoppelte konventionelle Erzeugungsleistung 
je Netzregion in Szenario V1 
Region 
Aktuell netzgekoppelte installierte Kraftwerkswirkleistung 
in GW 
Kern-
kraft 
Stein-
kohle 
Braun-
kohle 
Gas Wasser-
kraft 
Summe 
➀ (ES, PR) 5,60 3,20 1,60 - 1,60 12,00 
➁ (FR) 28,00 1,60 - - - 29,60 
➂ (BE, NL) 2,40 4,00 - 3,20 - 9,60 
➃ (DK, DE) - 7,20 8,00 -  15,20 
➄ (CH, IT) 1,60 6,40 - 4,48 1,76 14,24 
➅ (PL, CZ) 4,00 6,00 6,00  0,16 16,16 
➆ (AT, HU) 2,40 4,00 2,40 1,28 1,12 11,20 
➇ (RO, BG) 2,40 3,20 8,00 1,44 1,28 16,32 
➈ (TR) - 4,80 12,00 3,04 1,28 21,12 
Gesamt 46,40 40,40 38,00 13,44 7,20 145,44 
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5.2.2 Szenario V2 
Szenario V2 zeichnet sich durch eine stärkere Entwicklung der erneuerbaren Energien 
und einen höheren Selbstregeleffekt der Lasten von kpf = 2 %/Hz aus. Das entwickelte 
Schwachlastszenario bei hoher Einspeisung erneuerbarer Energien führt zu einer Re-
siduallast von PRes = 114,75 GVA im kontinentaleuropäischen Übertragungsnetz.  
Die verringerte Residuallast führt zu einem reduzierten ans Netz angeschlossenen 
Kraftwerkspark, wobei die Merit-Order wiederum in der Reihenfolge Kernkraft, 
Braunkohle, Steinkohle, Gas aufgebaut ist und entsprechend zu einem hohen Anteil 
von Kohlekraftwerken an der konventionellen Erzeugung führt. Tabelle 5.9 zeigt in-
stallierte Erzeugungsleistung, Residuallast und Netzkennzahl je Netzregion.  
Tabelle 5.9: Schwachlast, installierte Leistung von Windkraft- und PV-Anlagen, Residuallast und 
Netzkennzahl der Primärregelakteure der einzelnen Länderregionen in Szenario V2 
Region 
Installierte 
Leistung netz-
gekoppelter 
konv. Kraft-
werke in GVA 
Installierte 
Leistung von 
Wind- und 
PV-Anlagen  
in GVA 
Residuallast für 
Szenario V2 
in GVA 
(cos = 0,98 ind.) 
Netz- 
kennzahl in 
MW/Hz 
➀ (ES, PR) 8,40 49,52 7,93 1920 
➁ (FR) 27,20 20,17 22,77 1920 
➂ (BE, NL) 8,80 12,56 11,48 940 
➃ (DK, DE) 5,20 112,07 2,63 1760 
➄ (CH, IT) 12,08 38,71 10,36 1800 
➅ (PL, CZ) 16,16 9,31 14,61 2400 
➆ (AT, HU) 9,92 3,99 9,55 1920 
➇ (RO, BG) 16,16 21,81 16,96 1440 
➈ (TR) 19,36 4,61 18,46 1920 
Gesamt 123,28 272,75 114,75 16020 
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Die genaue Zusammensetzung der konventionellen Erzeugungsleistung je Netzregion 
ist in Tabelle B.8 im Anhang aufgeführt. 
In diesem Szenario wird im Gegensatz zu Szenario V1 von einer vollständigen Dek-
kung der Primärregelleistung über gekoppelte Regelleistungsmärke ausgegangen. 
Dies führt zu einer Netzkennzahl, die im Schwachlastfall mit 16020 MW/Hz sehr nahe 
an der vorgegebenen Grenze von 15000 MW/Hz liegt. Eine Überdeckung der gefor-
derten Mindestregelleistung ist auf einem solch umfassenden Marktplatz unwirt-
schaftlich. Die sich ergebenden Netzkennzahlen je Netzregion sind in Tabelle 5.9 auf-
gelistet. Gemeinsam mit dem Selbstregeleffekt der Last von 2 %/Hz ergibt sich eine 
theoretische Netzkennzahl von 20133 MW/Hz. 
5.2.3 Szenario V3a - Kohle vor Gas 
Bei Szenario V3a handelt es sich um ein Szenario mit einem gegenüber Szenario V2 
stärkeren Ausbau erneuerbarer Energien, der im Modell mit 40 % Zuwachs an instal-
lierter Leistung von Wind- und PV-Anlagen gegenüber 2015 abgeschätzt wird. Ent-
sprechend der Gleichzeitigkeitsüberlegungen aus den vorangegangenen Szenarien er-
rechnen sich so die in Tabelle 5.10 angegebenen Residuallasten.  
Es wird eine Merit-Order angenommen, in der Kohle- vor Gaskraftwerken geführt wer-
den. Entsprechend ergeben sich die für diese Netzsituation ans Netz angeschlossenen 
Kraftwerksleistungen in Tabelle 5.10. Die genaue Zusammensetzung der konventio-
nellen Erzeugungsleistung je Netzregion ist in Tabelle B.9 im Anhang aufgeführt. 
Das Szenario V3a entspricht in seinen Annahmen für die Vorhaltung von Primärregel-
leistung dem Szenario V2. Entsprechend ergibt sich eine Gesamtmenge an Primär-
regelleistung, die zu einer nahe an der Mindestanforderung von 15000 MW/Hz lie-
genden Netzkennzahl von 15360 MW/Hz führt. Tabelle 5.10 zeigt die Netzkennzah-
len je Netzregion. Gemeinsam mit dem Selbstregeleffekt der Last von kpf = 2,5 %/Hz 
ergibt sich für diese Netzkonstellation eine theoretische Netzkennzahl von 
20502 MW/Hz. 
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Tabelle 5.10: Schwachlast, installierte Leistung von Windkraft- und PV-Anlagen, Residuallast und 
Netzkennzahl der Primärregelakteure der einzelnen Länderregionen in Szenario V3a 
Region 
Installierte 
Leistung netz-
gekoppelter 
konv. Kraft-
werke in GVA 
Installierte 
Leistung von 
Wind- und 
PV-Anlagen  
in GVA 
Residuallast für 
Szenario V3 
in GVA 
(cos = 0,98 ind.) 
Netz- 
kennzahl 
in MW/Hz 
➀ (ES, PR) 6,40 56,59 5,58 1920 
➁ (FR) 24,80 23,06 21,8 1920 
➂ (BE, NL) 5,60 14,35 10,89 1440 
➃ (DK, DE) 3,20 128,08 -2,7 960 
➄ (CH, IT) 8,88 44,24 8,51 2080 
➅ (PL, CZ) 15,36 10,64 14,16 2240 
➆ (AT, HU) 9,68 4,56 9,36 1760 
➇ (RO, BG) 14,88 24,93 15,92 1120 
➈ (TR) 18,88 5,26 18,25 1920 
Gesamt 107,68 311,71 101,77 15360 
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5.2.4 Szenario V3b - Gas vor Kohle 
Szenario V3b unterscheidet sich von Szenario V3a dadurch, dass in der Merit-Order 
Gas- vor Kohlekraftwerken platziert werden. Die Residuallastsituation ist die gleiche 
wie in Szenario V3a. Die netzgekoppelte Erzeugungsleistung ist in diesem Szenario, 
stark durch Gaskraftwerke geprägt. Größter Unterschied zwischen den Szenarien V3a 
und V3b ist, dass die Primärregelung in Szenario V3b zu einem großen Teil durch 
Gaskraftwerke erbracht wird. Tabelle B.10 zeigt die genaue Zusammensetzung der 
konventionellen Erzeugungsleistung in den einzelnen Netzregionen. Tabelle 5.11 
zeigt die konventionelle Erzeugungsleistung und die Netzkennzahl je Region.  
Tabelle 5.11: Konventionelle Erzeugungsleistung undNetzkennzahlen 
der einzelnen Regionen in Szenario V3b 
Region 
Installierte Lei-
stung netzge-
koppelter konv. 
Kraftwerke in 
GVA 
Netzkennzahl 
in MW/Hz 
➀ (ES, PR) 7,84 1856 
➁ (FR) 23,84 1856 
➂ (BE, NL) 7,52 2368 
➃ (DK, DE) 2,88 768 
➄ (CH, IT) 9,20 1920 
➅ (PL, CZ) 15,52 1584 
➆ (AT, HU) 8,88 1600 
➇ (RO, BG) 14,00 1408 
➈ (TR) 18,72 2432 
Gesamt 108,40 15792 
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Den Überlegungen aus Szenario V2 folgend, ergibt sich eine Netzkennzahl der Primär-
regelung von 15792 MW/Hz. Gemeinsam mit dem Selbstregeleffekt der Last von 
kpf = 2,5 %/Hz ergibt sich eine theoretische Netzkennzahl der Netzkonstellation von 
20934 MW/Hz. 
5.2.5 Szenario V4a - Kohle vor Gas 
Szenario V4a stellt gemeinsam mit V4b das Szenario mit dem größten Ausbau erneu-
erbarer Energien dar. Es wird davon ausgegangen, dass sich bis 2030 die installierte 
Leistung von Wind- und PV-Anlagen gegenüber dem Basisjahr 2015 in jeder Netzre-
gion verdoppelt. Erzeugungsleistungen, Residuallasten und Netzkennzahlen sind in 
Tabelle 5.12 aufgeführt. 
Tabelle 5.12: Schwachlast, installierte Leistung von Windkraft- und PV-Anlagen, Residuallast und 
Netzkennzahl der Primärregelakteure der einzelnen Länderregionen in Szenario V4a 
Region 
Installierte Lei-
stung netzge-
koppelter 
konv. Kraft-
werke in GVA 
Installierte 
Leistung von 
Wind- und PV-
Anlagen  
in GVA 
Residuallast für 
Szenario V4 
in GVA 
(cos = 0,98 ind.) 
Netz- 
kennzahl 
in MW/Hz 
➀ (ES, PR) 2,88 70,74 0,86 1120 
➁ (FR) 19,20 28,82 19,88 3600 
➂ (BE, NL) 3,60 17,94 9,69 800 
➃ (DK, DE) 2,00 160,1 -13,38 800 
➄ (CH, IT) 4,88 55,3 4,83 800 
➅ (PL, CZ) 11,76 13,3 13,28 2560 
➆ (AT, HU) 8,88 5,7 8,98 1760 
➇ (RO, BG) 12,48 31,16 13,84 2240 
➈ (TR) 17,68 6,58 17,81 1760 
Gesamt 83,36 389,64 75,79 15440 
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Die Merit-Order mit einer Platzierung von Kohle- vor Gaskraftwerken sorgt für die 
aktuell ans Netz angeschlossene installierte konventionelle Erzeugungsleistung. Wie 
in Szenario V3a übernehmen auch hier Kern- und Kohlekraftwerke den Großteil der 
Primärregelung. Tabelle B.11 im Anhang zeigt die detaillierte Zusammensetzung der 
konventionellen Erzeugungsleistung je Netzregion. 
Die Netzkennzahl liegt bei 15440 MW/Hz. Es ist zu berücksichtigen, dass in Szenario 
V4a etwa die Hälfte aller ans Netz angeschlossener Kraftwerke auch Primärregellei-
stung zur Verfügung stellen, um die Mindestanforderung der ENTSO-E zu erfüllen. 
Gemeinsam mit dem Selbstregeleffekt der Last von kpf = 3 %/Hz ergibt sich eine theo-
retische Netzkennzahl von 21610 MW/Hz.  
5.2.6 Szenario V4b - Gas vor Kohle 
Szenario V4b hat die gleichen Voraussetzungen der Residuallast wie Szenario V4a. 
Dementsprechend folgt die Lastsituation in den einzelnen Netzregionen den Angaben 
in Tabelle 5.12. Die Merit-Order mit einer Platzierung von Gas- vor Kohlekraftwerken 
sorgt für die ans Netz angeschlossene installierte konventionelle Erzeugungsleistung. 
Gegenüber Szenario V4a weist V4b einen großen Anteil von Gaskraftwerken an der 
gesamten ans Netz angeschlossenen konventionellen Erzeugungsleistung auf. Wie in 
Szenario V3b übernehmen auch hier Gaskraftwerke den Großteil der Primärregelung. 
Die detaillierte Zusammensetzung der konventionellen Erzeugungsleistung je Netzre-
gion ist in Tabelle B.12 im Anhang aufgeführt.  
Aufgrund der Mindestvorgaben durch die ENTSO-E liegt die Netzkennzahl bei 
15344 MW/Hz. Auch in Szenario V4b stellen etwa die Hälfte aller ans Netz ange-
schlossener Kraftwerke Primärregelleistung zur Verfügung um die Mindestanforde-
rung zu erfüllen. Gemeinsam mit dem Selbstregeleffekt der Last von kpf = 3 %/Hz 
ergibt sich eine theoretische Netzkennzahl von 21514 MW/Hz.  
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Tabelle 5.13: Netzkennzahlen der einzelnen Regionen in Szenario V4b 
Region 
Installierte Lei-
stung netzge-
koppelter konv. 
Kraftwerke in 
GVA 
Netzkennzahl 
in MW/Hz 
➀ (ES, PR) 2,72 1056 
➁ (FR) 22,24 4256 
➂ (BE, NL) 3,20 960 
➃ (DK, DE) 1,68 672 
➄ (CH, IT) 5,28 1680 
➅ (PL, CZ) 12,32 1344 
➆ (AT, HU) 7,28 1600 
➇ (RO, BG) 11,20 1408 
➈ (TR) 18,00 2368 
Gesamt 83,92 15344 
 
5.2.7 Extremwertszenarien (a) und (b) 
Neben den dem ENTSO-E TYNP 2016 [40] folgenden Szenarien V1 bis V4 ist die De-
finition eines Extremwertszenarios interessant, dessen Auftreten von der ENTSO-E 
zwar als möglich eingestuft wird, dessen Eintrittswahrscheinlichkeit jedoch als sehr 
gering zu bewerten ist. [48] beschreibt einen hypothetischen Extremfall für die Un-
tersuchung der Frequenzdynamik. Es wird von einer Schwachlast im kontinentaleuro-
päischen Netzgebiet von PL  150 GW ausgegangen. Der Selbstregeleffekt der Lasten 
wird mit kpf  1 %/Hz sehr niedrig angenommen. Zudem ist von einer ungewöhnlich 
hohen Einspeisung aus erneuerbaren Energien auszugehen. Hierzu wird die instal-
lierte Leistung von Wind- und PV-Anlagen aus Szenario V4 übernommen und eine 
sehr hohe Gleichzeitigkeit von 50 % angenommen. Zudem wird davon ausgegangen, 
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dass in den einzelnen Regionen nur 75 % der in Szenario V4 angegebenen Schwach-
last auftreten, so dass der genannte Wert von PL  150 GW erreicht wird.  
Tabelle 5.14 zeigt die entsprechende Lastsituation. Es entsteht damit eine insgesamt 
negative Residuallast im kontinentaleuropäischen Netzgebiet von PRes  -40 GW. Es 
kommt infolge dessen zu einer Abregelung von erneuerbaren Energien insbesondere 
in Deutschland, Dänemark, Schweiz, Italien, Spanien und Portugal. Es wird weiterhin 
davon ausgegangen, dass die Mindestvorgabe der Netzkennzahl von 15000 MW/Hz 
nach wie vor zu erfüllen ist. Daher entspricht der am Netz befindliche Kraftwerkspark 
genau der Anforderung an die Primärregelung (siehe Tabelle 5.15). Alle am Netz be-
findlichen Kraftwerke sind auch in der Primärregelung aktiv. Es wird angenommen, 
dass Länderregionen mit negativen Residuallasten die Möglichkeit nutzen, aus be-
nachbarten Regionen Primärregelleistung zu beziehen. In der Merit-Order sind im Ex-
tremszenario Kohle- vor Gaskraftwerken platziert. 
Bezüglich der Bereitstellung von Primärregelleistung werden im Extremwertszenario 
zwei Varianten untersucht: 
(a) Bereitstellung der kompletten Primärregelleistung  
durch konventionelle Kraftwerke 
(b) Bereitstellung von ca. 50 % der Primärregelleistung durch umrichter- 
gespeiste Erzeuger 
Variante (b) simuliert damit eine Netzsituation mit einer sehr niedrigen Trägheit ro-
tierender Massen am Netz, da umrichtergespeiste Anlagen im Gegensatz zu konven-
tionellen Kraftwerken dem Netz keine Trägheit zur Verfügung stellen.  
Durch die Bereitstellung von Primärregelleistung durch umrichtergespeiste Anlagen 
reduziert sich die Anzahl der am Netz befindlichen Kraftwerke im Extremwertszena-
rio (b). Entsprechend sind die installierten Kraftwerksleistungen gemäß Tabelle 5.15 
am Netz. Die Aufteilung der Primärregelleistung in konventionelle und umrichtege-
speiste Anlagen entspricht Tabelle 5.16. Die Lastsituation im Extremwertszenario (b) 
entspricht dem Extremwertszenario (a) gemäß Tabelle 5.14. 
Den über Umrichter einspeisenden Erzeugern von Primärregelleistung liegt das Pri-
märreglermodell aus Abbildung A.2 im Anhang zugrunde. Sie werden vor Eintreten 
eines Störfalls im Leerlauf betrieben. Für die Untersuchung wurden die Zeitkonstanten 
TDelay = 1 s und TG = 5 s gewählt. 
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Tabelle 5.14: Schwachlast, installierte Leistung von Windkraft- und PV-Anlagen, Residuallast und 
Netzkennzahl der einzelnen Länderregionen im Extremwertszenario (a) 
Region 
Schwachlast 
in GVA 
(cos = 0,98 ind.) 
Installierte 
Leistung von 
Wind- und PV-
Anlagen  
in GVA 
Residuallast  
in GVA 
(cos = 0,98 ind.) 
Netz- 
kennzahl 
in MW/Hz 
➀ (ES, PR) 18,33 70,74 -17,04 840 
➁ (FR) 22,12 28,82 7,71 3200 
➂ (BE, NL) 11,75 17,94 2,78 960 
➃ (DK, DE) 29,99 160,1 -50,06 960 
➄ (CH, IT) 17,45 55,3 -10,2 1024 
➅ (PL, CZ) 13,28 13,3 6,63 2240 
➆ (AT, HU) 8,16 5,7 5,31 1600 
➇ (RO, BG) 18,17 31,16 2,59 1920 
➈ (TR) 15 6,58 11,71 2400 
Gesamt 154,25 389,64 -40,57 15144 
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Tabelle 5.15: Aktuell netzgekoppelte konventionelle Erzeugungsleistung 
je Netzregion in Extremwertszenario (a) und (b) 
 
Installierte Leistung 
netzgekoppelter 
konv. Kraftwerke  
in GVA 
Region 
Variante 
(a) 
Variante 
(b) 
➀ (ES, PR) 2,40 0,40 
➁ (FR) 6,40 3,20 
➂ (BE, NL) 1,92 0,80 
➃ (DK, DE) 2,40 1,20 
➄ (CH, IT) 2,56 1,36 
➅ (PL, CZ) 6,40 2,40 
➆ (AT, HU) 4,80 2,00 
➇ (RO, BG) 4,40 2,00 
➈ (TR) 10,40 10,40 
Gesamt 41,68 23,76 
 
Die genauen Zusammensetzungen der einzelnen Kraftwerksparks je Netzregion sind 
im Anhang in Tabelle B.13 für Extremwertszenario (a) und Tabelle B.14 für Extrem-
wertszenario (b) aufgeführt. 
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Tabelle 5.16: Netzkennzahlen von konventionellen und umrichterbetriebenen 
Primärregelakteuren der einzelnen Länderregionen im Extremwertszenario (b) 
Region 
Netz- 
kennzahl 
konventionell 
in MW/Hz 
Netz- 
kennzahl 
umrichter- 
betrieben 
in MW/Hz 
➀ (ES, PR) 160 960 
➁ (FR) 1600 1072 
➂ (BE, NL) 320 600 
➃ (DK, DE) 480 600 
➄ (CH, IT) 544 480 
➅ (PL, CZ) 1040 1216 
➆ (AT, HU) 880 800 
➇ (RO, BG) 880 800 
➈ (TR) 1760 960 
Gesamt 7664 7488 
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5.2.8 Zusammenfassung der Untersuchungsszenarien 
Als Untersuchungsszenarien werden die vier Visionen des ENTSO-E TYNDP 2016 [40] 
zugrunde gelegt. Diese gliedern sich in die Szenarien V1 bis V4. Je Szenario wird eine 
Schachlastsituation PL  200 GW angenommen, die über die einzelnen Szenarien kon-
stant bleibt. Von Szenario V1 bis Szenario V4 steigt die installierte Leistung erneuer-
barer Energien von ca. 234 GVA auf 390 GVA an. Für die jeweilige Schwachlastsitua-
tion ergibt sich damit von Szenario V1 bis V4 eine immer weiter reduzierte Residual-
last von PRes,V1 = 125 GW bis PRes,V4 = 76 GW. Korrespondierend sinkt die installierte 
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Leistung des am Netz befindlichen konventionellen Kraftwerksparks von ca. 145 GVA 
in Szenario V1 auf ca. 83 GVA in Szenario V4b. Die Szenarien V3a und V3b sowie V4a 
und V4b unterscheiden sich im Aufbau der Merit-Order. In Szenario V3a und V4a 
werden Kohle- vor Gaskraftwerken ans Netz genommen. In den Szenarien V3b und 
V4b werden Gas- vor Kohlekraftwerken zugeschaltet. 
Die Netzkennzahl der aktiven Primärregelakteure nähert sich von Szenario V1 bis V4 
sukzessive der Mindestvorgabe der ENTSO-E von 15000 MW/Hz an. Hierbei wird an-
genommen, dass eine zunehmende Marktausweitung auf immer größere Netzgebiete 
Kontinentaleuropas zu einer Reduzierung möglicher Überdeckungseffekte in der ins-
gesamt beschafften Primärregelleistung führt. 
Zusätzlich zu den vier Visionen des ENTSO-E TYNDP 2016 wird ein Extremwertsze-
nario in zwei Varianten (a) und (b) untersucht. Das Extremwertszenario folgt den 
Vorgaben einer ENTSO-E Studie zur Frequenzstabilität [48]. Es zeichnet sich durch 
eine besonders niedrige Schwachlast von PL  150 GW bei sehr hoher Einspeisung aus 
erneuerbaren Energien aus. Es ergibt sich eine insgesamt stark negative Residuallast 
von PRes  -40 GW. Entsprechend ist der am Netz befindliche Kraftwerkspark mit einer 
installierten Leistung von ca. 42 GVA in Variante (a) und ca. 24 GVA in Variante (b) 
im wesentlichen durch die vorzuhaltene Primärregelleistung bestimmt. Die Varianten 
(a) und (b) unterscheiden sich in der Bereitstellung der Primärregelleistung. Während 
in Variante (a) die Mindest-Netzkennzahl von 15000 MW/Hz ausschließlich über kon-
ventionelle Kraftwerke bereitgestellt wird, werden in Variante (b) ca. 50 % dieser 
Netzkennzahl über umrichtergespeiste Anlagen geliefert. 
5.3 Untersuchungsergebnisse 
Gegenstand der Frequenzuntersuchungen ist ein Ausfall von 3 GW Erzeugungslei-
stung im französischen Netzgebiet, Region (2), des Simulationsmodells. Die Platzie-
rung im französischen Netzgebiet ist zunächst beispielhaft ausgewählt, hat jedoch mit 
der hohen Anzahl großer Kernkraftwerksblöcke eine reale Grundlage. Der Störfall tritt 
zum Simulationszeitpunkt t = 1 s ein um sicherzustellen, dass sich das Simulations-
modell zuvor in einem stabilen Arbeitspunkt befindet. Für jedes der oben beschriebe-
nen Szenarien wurde zum einen die Reaktion der Netzfrequenz in den einzelnen Teil-
regionen und zum anderen die individuelle Wirkleistungsanforderung an ein gemäß 
Statikeinstellung primärregelndes 500-MVA-Kohlekraftwerk in Deutschland unter-
sucht. Die Einzelergebnisgraphen sind im Anhang in Abbildung A.4 bis Abbildung A.19 
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gezeigt. Die Ergebnisdiskussion konzentriert sich auf einen Vergleich der Szenarien 
untereinander. 
5.3.1 Vergleich des Frequenzverhaltens der Szenarien 
Die Auswirkungen der verschiedenen Szenarienausrichtungen auf das Frequenzver-
halten im Störfall werden zunächst anhand von Vergleichen weniger Szenarien unter-
einander diskutiert. Für den Vergleich des Frequenzverhaltens der Szenarien unter-
einander wird beispielhaft die Frequenz in Deutschland an der 380-kV-Sammelschiene 
der Netzregion 4 des Netzmodells betrachtet. Die getroffenen Aussagen lassen sich 
qualitativ auf die Frequenzverläufe in den übrigen Netzregionen übertragen. Eine Zu-
sammenfassung der Ergebnisse der untersuchten Frequenzkenngrößen wie initialer 
Frequenzgradient df/dt, Abweichung im Frequenztiefpunkt fdyn oder quasistationäre 
Frequenzabweichung fstat für alle Szenarien ist in Tabelle 5.17 zu finden. 
Vergleich der Szenarien V1 und V2 
Der Vergleich des Frequenzverhaltens der Szenarien V1 und V2 in Abbildung 5.6 zeigt 
drei wesentliche Effekte. Zum einen verringert sich gemäß der verminderten Residu-
allast der ans Netz angeschlossene Kraftwerkspark von Szenario V1 nach Szenario V2. 
Entsprechend sinkt die Trägheit der ans Netz angeschlossenen rotierenden Maschinen. 
Dies resultiert in einem erhöhten Frequenzgradienten von df/dt|V1 = 69,68 mHz/s 
auf df/dt|V2 = 79,04 mHz/s direkt nach Störungseintritt. Die Anlaufzeitkonstante ist 
in Szenario V1 mit TAN,V1 = 10,76 s entsprechend höher als in Szenario V2 mit 
TAN,V2 = 9,49 s. 
Das Einsetzen der Primärregelung verringert den Frequenzgradienten und führt in den 
Szenarien V1 und V2 zu einem deutlichen Frequenztiefpunkt. Der Frequenztiefpunkt 
von Szenario V2 liegt mit fdyn,V2 = 175,56 mHz hierbei sichtbar unterhalb des Tief-
punktes in Szenario V1 mit fdyn,V1 = 167,64 mHz. Gründe sind der höhere Frequenz-
gradient bis zum Einsetzen der Primärregelung in Szenerio V2 und die in Szenario V2 
gegenüber Szenario V1 deutlich verringerte Netzkennzahl. Das bedeutet, dass die Pri-
märregelung in Szenario V2 mit einer gegenüber Szenario V1 verringerten Leistungs-
abgabe reagiert.  
Entsprechend der unterschiedlichen Netzkennzahlen der einzelnen Szenarien ergeben 
sich die Unterschiede im quasistationären Bereich bei t = 30 s. Entscheidendes Ergeb-
nis ist, dass die Szenarien V1 und V2 selbst im für die transiente Frequenzstabilität als 
kritisch eingestuften Belastungsfall eines 3-GW-Erzeugungsausfalls keine Grenzwerte 
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der ENTSO-E verletzen. Zum einen liegt der Frequenztiefpunkt nicht unterhalb der 
durch die ENTSO-E für dynamische Vorgänge festgelegten Mindestfrequenz von 
fdyn,min = 49,2 Hz. Zum anderen wird die Vorgabe einer maximalen Frequenzabwei-
chung von fPRL,max = 200 mHz nach der Primärregelung eingehalten. 
Die Frequenzverläufe zeigen in Richtung t = 30 s eine fallende Tendenz. Diese liegt in 
einer vorherigen Überreaktion durch die Primärregelung begründet. Nach 30 s ist die 
Primärregelung abgeschlossen und die zu beobachtende fallende Tendenz setzt sich 
für t > 30 s nicht signifikant fort. Die Frequenz bleibt ab t = 30 s daher weitgehend 
konstant. In Szenario V1 liegt die quasistationäre Abweichung aufgrund der höheren 
Netzkennzahl bei fPRL,V1 = 136,84 mHz, in Szenario V2 bei fPRL,V2 = 148,09 mHz. 
 
Abbildung 5.6: Vergleich der Frequenzverläufe im Basisszenario, Szenario V1 und V2 
nach Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung 
Vergleich des Szenarios V2 mit den Szenarien V3a und V3b 
Der Vergleich von Szenario V2 mit den Szenarien V3a und V3b in Abbildung 5.7 zeigt 
in den ersten Sekunden nach Eintritt des Störfalls Unterschiede in den Frequenzgra-
dienten. Szenario V3a weist hierbei gegenüber Szenario V2 aufgrund der weiter ver-
ringerten Anzahl netzsynchron betriebener konventioneller Erzeugungsanlagen einen 
größeren Frequenzgradienten von df/dt|V3a = 90,20 mHz/s auf. 
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Interessant ist, dass trotz der in Szenario V3b verringerten Residuallast der entspre-
chende Frequenzgradient mit df/dt|V3b = 70,21 mHz/s direkt nach Störungseintritt 
kleiner ist als in Szenario V2. Dies liegt darin begründet, dass Szenario V2 einer Merit-
Order mit Bevorzugung von Kohlekraftwerken folgt, während in Szenario V3b die  
Merit-Order Gas- vor Kohlekraftwerken ans Netz bringt. Gaskraftwerke kommen ge-
genüber Kohlekraftwerken als kleinere Blöcke vor. Entsprechend ist die reine Anzahl 
der am Netz befindlichen Anlagen geringfügig höher als im Szenario V3a.  
Ebenfalls verfügen Gaskraftwerke aufgrund ihres Aufbaus über eine höhere Trägheits-
konstante. Im Netzmodell sind Kohlekraftwerke mit einer Trägheitskonstanten von 
H = 4 MWs/MVA und Gaskraftwerke mit H = 6 MWs/MVA hinterlegt. Beides führt im 
Zusammenspiel zu einer höheren Netzträgheit im Szenario V3b gegenüber den Sze-
narien V2 und V3a. Für Szenario V3b ergibt sich entsprechend eine mit 
TAN,V3b = 10,68 s gegenüber Szenario V3a mit TAN,V3a = 8,31 s wesentlich höhere An-
laufzeitkonstante. 
 
Abbildung 5.7: Vergleich der Frequenzverläufe in Szenario V2, V3a und V3b 
nach Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung 
Wird der Frequenztiefpunkt betrachtet, so ist zu sehen, dass Szenario V3a gegenüber 
V2 einen niedrigeren Frequenztiefpunkt von fdyn,V3a = 180,98 mHz erreicht. Die Pri-
märregelung setzt in Szenario V3a aufgrund des höheren Frequenzgradienten bei ei-
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nem niedrigeren Frequenzwert als in Szenario V2 ein. Zwar werden die Turbinenreg-
ler im Szenario V3a durch die höhere Frequenzabweichung zunächst stärker angeregt, 
jedoch kann diese Anregung aufgrund der Verzögerung durch die Dampfturbinendy-
namik nicht direkt umgesetzt werden und es entsteht entsprechend der niedrigere 
Frequenztiefpunkt. Szenario V3b weist mit fdyn,V3b = 144,57 mHz im Gegensatz zu den 
Szenarien V2 und V3a keinen signifikanten Frequenztiefpunkt bis zum Erreichen der 
quasistationären Frequenzabweichung auf. Dies lässt sich mit der schnellen Primär-
regeldynamik moderner Gaskraftwerke erklären. Da aufgrund der Merit-Order in Sze-
nario V3b vor allem Gaskraftwerke zur Primärregelung herangezogen werden, ist de-
ren Dynamik direkt im Verhalten der Netzfrequenz sichtbar.  
Die quasistationäre Abweichung nach der Primärregelung bei t = 30 s ist für alle Sze-
narien V2, V3a und V3b in etwa gleich im Bereich von fPRL  1463 mHz. Es ergeben 
sich leichte Unterschiede aufgrund des in den Szenarien V3a und V3b erhöhten Selbst-
regeleffektes der Last. 
Vergleich der Szenarien V3a, V3b, V4a und V4b 
Der Vergleich der Szenarien V3a und V3b mit den Szenarien V4a und V4b in Abbil-
dung 5.8 zeigt eine weitere Vergrößerung des initialen Frequenzgradienten nach Stö-
rungseintritt von Szenario V3a auf V4a mit df/dt|V4a = 108,81 mHz/s und von Szena-
rio V3b auf V4b mit df/dt|V4b = 88,97 mHz/s. Dies liegt an der fortschreitenden Re-
duktion der Anzahl netzsynchron betriebener Kraftwerke. Entsprechend ergeben sich 
Anlaufzeitkonstanten von TAN,V4a = 6,89 s und TAN,V4b = 8,43 s. Szenario V4a weist 
aufgrund des hohen Frequenzgradienten und der Bevorzugung von Kohlekraftwerken 
in Merit-Order und Primärregelung einen sehr niedrigen Frequenztiefpunkt mit 
fdyn,V4a = 187,42 mHz auf. 
Trotz der niedrigen Residuallast und der entsprechend geringen Anzahl konventionel-
ler Kraftwerke am Netz ist der Frequenztiefpunkt in Szenario V4a vom ENTSO-E-
Grenzwert für dynamische Frequenzabweichungen fdyn,min = 49,2 Hz weit entfernt.  
Die Frequenzdynamik in Szenario V4b ist wesentlich durch die schnelle Primär-
regeldynamik moderner Gaskraftwerke geprägt. Entsprechend entsteht mit 
fdyn,V4a = 147,91 mHz kein signifikanter Frequenztiefpunkt bis die quasistationäre 
Abweichung von fPRL,V4b = 139,54 mHz nach der Primärregelung bei t = 30 s erreicht 
ist.  
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Abbildung 5.8: Vergleich der Frequenzverläufe in den Szenarien V3a, V3b, V4a und V4b 
nach Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung 
Sowohl in Szenario V4a als auch in Szenario V4b ist der Kraftwerkspark groß genug, 
um die geforderte Primärregelleistung bereitzustellen. Die Netzkennzahlen des reinen 
Kraftwerksparks sind in den Szenarien V3a, V3b, V4a und V4b nahezu identisch. Ge-
meinsam mit dem erhöhten Selbstregeleffekt der Last ergibt sich in den Szenarien V4a 
und V4b gegenüber den Szenarien V3a und V3b eine leicht niedrigere quasistationäre 
Frequenzabweichung fPRL  1391 mHz nach Abschluss der Primärregelung. 
Vergleich der Szenarien V4a und V4b mit den Extremwertszenarien (a) und (b) 
Der Vergleich der Szenarien V4a und V4b mit den Extremwertszenarien (a) und (b) 
in Abbildung 5.9 zeigt noch einmal deutlich größere Frequenzgradienten von 
df/dt|Exa = 223,61 mHz/s und df/dt|Exb = 289,40 mHz/s in den Extremszenarien. 
Insbesondere ist zu erkennen, dass mit einer teilweisen Bereitstellung der Primärregel-
leistung durch umrichtergespeiste Einheiten im Schwachlastfall mit einem deutlich 
erhöhten Frequenzgradienten nach Störungseintritt zu rechnen ist. Im Fall einer ne-
gativen Residuallast werden hauptsächlich aufgrund der Mindestvorgabe einer Netz-
kennzahl der aktiven Primärregelakteure von 15000 MW/Hz konventionelle Kraft-
werke am Netz gehalten werden.  
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Wird die Primärregelleistung von anderen Einheiten bereitgestellt, so werden die ent-
sprechenden Kraftwerke vom Netz getrennt. Werden sie durch umrichtergespeiste An-
lagen ersetzt, so sinkt die Trägheit aller rotierenden Massen am Netz und es kommt 
zu einem erhöhten Frequenzgradienten nach Störungseintritt bei sonst gleicher Last-
situation. Entsprechend unterschiedlich fallen die Anlaufzeitkonstanten mit 
TAN,Exa = 4,47 s und TAN,Exb = 3,46 s aus. 
Die stark erhöhten Frequenzgradienten führen in den Extremszenarien zunehmend zu 
gegenüber den Szenarien V4a und V4b erheblich niedrigeren Frequenztiefpunkten 
von fdyn,Exa = 343,58 mHz und fdyn,Exb = 490,09 mHz. Die Bereitstellung von Primär-
regelleistung aus umrichtergespeisten Anlagen in Extremwertszenario (b) findet mit 
TDelay = 1 s und TG = 5 s (vgl. Abbildung A.2) gegenüber konventionellen Kraftwerken 
relativ schnell statt. Aufgrund des hohen Frequenzgradienten lässt sich ein niedriger 
Frequenztiefpunkt zwar nicht vermeiden, die Ausregelung des Frequenzgradienten 
wird in Extremszenario (b) jedoch ca. 2-3 s schneller erreicht als in Extremszenario 
(a). Allein aufgrund der schnellen Bereitstellung von Primärregelleistung durch die 
umrichtergespeisten Anlagen kommt es zu einem Frequenztiefpunkt, der deutlich 
oberhalb von fdyn,min = 49,2 Hz liegt. Würde die Primärregelleistungsbereitstellung um 
mehrere Sekunden verzögert starten, so könnte dieser Grenzwert aufgrund des hohen 
Frequenzgradienten nicht mehr eingehalten werden.  
Die mit fPRL  174 mHz höhere quasistationäre Frequenzabweichung der Extrem-
wertszenarien (a) und (b) gegenüber den Szenarien V4a und V4b ergibt sich aus ei-
nem verringerten Selbstregeleffekt der Lasten von kpf  1 %/Hz bei gleichzeitig ver-
ringerter Schwachlast von PL,min  150 GW gegenüber PL,min  200 GW in den übrigen 
Szenarien. Die über aktive Primärregelakteure gewährleistete Netzkennzahl unter-
scheidet sich in den vier Szenarien kaum. 
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Abbildung 5.9: Vergleich der Frequenzverläufe in den Szenarien V4a und V4b mit den Extrem-
wertszenarien (a) und (b) nach Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung 
Fazit aus den Frequenzverläufen 
Tabelle 5.17 zeigt einen direkten Vergleich der einzelnen Frequenzkennwerte der un-
tersuchten Szenarien für den Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung in Frankreich. Es 
ist deutlich zu erkennen, dass mit absinkender Residuallast und damit sinkender An-
zahl am Netz befindlicher Kraftwerke ein höherer Frequenzgradient df/dt direkt nach 
Störungseintritt einhergeht. Dieser führt insbesondere in den Szenarien mit einer Be-
vorzugung von Kohlekraftwerken durch die Merit-Order zu einem zunehmenden Ab-
sinken des Frequenztiefpunktes fdyn.  
Es ist jedoch auch zu erkennen, dass selbst in den Extremwertszenarien (a) und (b) 
mit sehr hoher Einspeisung aus erneuerbaren Energien, einer negativen Gesamt-Resi-
duallast und einer entsprechend geringen Anzahl am Netz befindlicher Kraftwerke der 
Frequenztiefpunkt deutlich oberhalb des durch die ENTSO-E festgelegten Grenzwerts 
von fdyn,min = 49,2 Hz liegt. 
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Ebenfalls wird in keinem Szenario der Grenzwert der quasistationären Frequenzab-
weichung nach Primärregelung von fPRL,max = 200 mHz verletzt. Dies liegt vor allem 
an der Annahme, dass die europäischen ÜNB die ENTSO-E-Mindestanforderung einer 
Bereitstellung von 3 GW Primärregelleistung bei fPRL,max = 200 mHz entsprechend ei-
ner Netzkennzahl von 15000 MW/Hz jederzeit erfüllen.  
Tabelle 5.17: Vergleich der Frequenzkennwerte aus der Simulation der einzelnen Szenarien  
bei Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung 
Szenario 
df /dt  
in mHz/s 
fdyn  
in mHz 
fPRL 
in mHz 
KN 
in MW/Hz 
TAN 
in s 
V1 69,68 167,64 136,84 21923 10,76 
V2 79,04 175,56 148,09 20258 9,49 
V3a 90,20 180,98 146,48 20481 8,31 
V3b 70,21 144,57 143,13 20960 10,68 
V4a 108,81 187,42 138,59 21647 6,89 
V4b 88,97 147,91 139,54 21499 8,43 
Ex. (a) 223,61 343,58 174,22 17220 4,47 
Ex. (b) 289,40 490,09 174,30 17212 3,46 
 
In einigen Netzregionen wird diese Regelleistung derzeit bereits über Marktplätze be-
schafft. Setzt sich dieses Konzept im gesamten kontinentaleuropäischen Übertra-
gungsnetz durch, ist davon auszugehen, dass die Netzkennzahl der Primärregelung 
sich auch im Normallastzustand in der Nähe von 15000 MW/Hz bewegen wird. Eine 
Überdeckung der Mindestanforderung ist auf einem umfassenden Marktplatz unwirt-
schaftlich.  
Desweiteren lassen sich anhand der Frequenzuntersuchungen die Vorteile des ver-
mehrten Einsatzes schneller Primärregelkraftwerke erkennen. Die Szenarien V3b und 
V4b mit Gas- vor Kohlekraftwerken in der Merit-Order führen im Vergleich zu ihren 
direkten Pendants, V3a und V4a, zu verminderten Frequenzgradienten nach Störungs-
eintritt und einem geänderten Kurvenverlauf ohne Frequenztiefpunkt im Bereich der 
Primärregelung.  
Entsprechend sollten Überlegungen zur zukünftigen Zusammensetzung der europäi-
schen Erzeugungsstruktur diesen positiven Effekt in der Primärregelung berücksichti-
gen. Beispielsweise ließe sich innerhalb der Beschaffung von Primärregelleistung eine 
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weitere Preisdifferenzierung aufgrund des Leistungsgradienten in den ersten wenigen 
Sekunden nach einem Störfall einführen. Die alleinige Vorgabe der vollständigen Be-
reitstellung innerhalb von 30 s kann bei Auftreten der in den untersuchten Szenarien 
beobachteten Frequenzgradienten bereits zu Problemen führen.  
Die Auswertung der Extremwertszenarien ergibt, dass auch für diese die Grenzwerte 
sowohl im dynamischen als auch im quasistationären Bereich der Netzfrequenz nicht 
verletzt werden. Es ist daher absehbar, dass bis ins Jahr 2030 nicht mit Problemen der 
transienten Frequenzstabilität bei stark erhöhtem Anteil der Stromerzeugung aus er-
neuerbaren Energien zu rechnen ist. Probleme könnten hingegen entstehen, eine Min-
destmenge von Regelleistung vorzuhalten. Bei einer Netzkennzahl von 15000 MW/Hz 
wird die Primärregelung bei einer hauptsächlichen Abdeckung durch statikgeregelte 
Kraftwerksblöcke auf wenige Einheiten aufgeteilt.  
In der nachfolgenden Diskussion der Primärregelleistungsanforderungen an einem 
Beispielkraftwerk ist gezeigt, zu welchen Belastungsproblemen diese Aufteilung der 
Primärregelung auf wenige Regelakteure führen kann. 
5.3.2 Vergleich der Anforderungen an ein primärregelndes 
500-MVA-Kohlekraftwerk 
Für den Vergleich des Primärregelverhaltens eines beispielhaften 500-MVA- 
Kohlekraftwerks in den untersuchten Szenarien wird von einer üblichen Statikeinstel-
lung von s = 5 % ausgegangen. Die nachfolgenden qualitativen Aussagen lassen sich 
entsprechend auf andere Statikeinstellungen übertragen. Entsprechend der Vorge-
hensweise für die Frequenzverläufe werden zunächst wenige Szenarien untereinander 
verglichen. Eine Quantifizierung der Ergebnisse aller Szenarien ist in Tabelle 5.18 zu 
finden.  
Vergleich der Szenarien V1 und V2 
Im Vergleich der Szenarien V1 und V2 in Abbildung 5.10 ist die Auswirkung der Netz-
statik auf die Wirkleistungsanforderung an ein primärregelndes Kraftwerk zu sehen.  
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Abbildung 5.10: Regelleistung eines 500-MVA-Kohleblocks 
in den Szenarien V1 und V2 infolge eines 3-GW-Erzeugungsausfalls 
Bei hoher Netzkennzahl ergibt sich bei gleichem Leistungsdefizit eine geringere Fre-
quenzabweichung, auf die der einzelne Primärregler reagiert. Entsprechend legt die 
quasistationäre Frequenzabweichung am Ende des Primärregelvorgangs gemeinsam 
mit der Statikeinstellung des Kraftwerks fest, wie viel Leistung ein einzelnes Regel-
kraftwerk zur Verfügung stellen muss. Sinkt die Netzkennzahl bei gleicher Statikein-
stellung und gleichem Störfall, so ist vom einzelnen Kraftwerk entsprechend mehr 
Regelleistung zur Verfügung zu stellen. Im konkreten Fall werden in Szenario V1 
PPRL,V1 = 21,40 MW und in Szenario V2 PPRL,V2 = 23,16 MW an Primärregelleistung 
abgerufen. Entsprechend der Frequenzverläufe wird in den ersten 5 s nach der Stö-
rung in Szenario V1 ein Leistungsgradient von P/t|V1 = 2,69 MW/s und in Szenario 
V2 ein Leistungsgradient von P/t|V2 = 2,90 MW/s angefordert. 
Vergleich von Szenario V2 mit den Szenarien V3a und V3b 
Der Vergleich von Szenario V2 mit den Szenarien V3a und V3b in Abbildung 5.11 
zeigt, dass aufgrund nahezu gleicher Netzkennzahlen am Ende des Primärregelvor-
gangs durch das Einzelkraftwerk nahezu die gleiche Wirkleistung von 
PPRL,V3a = 23,19 MW und PPRL,V3b = 22,55 MW bereitgestellt wird. Es lassen sich al-
lerdings Unterschiede in der Frequenzdynamik erkennen. Szenario V3a weist gegen-
über V2 einen erhöhten Frequenzgradienten und einen niedrigeren Frequenztiefpunkt 
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auf. Infolgedessen wird die Wirkleistung des Regelkraftwerks schneller angefordert, 
was sich in einem Leistungsgradineten in den ersten 5 s von P/t|V3a = 3,08 MW/s 
widerspiegelt. 
 
Abbildung 5.11: Regelleistung eines 500-MVA-Steinkohleblocks  
in den Szenarien V2, V3a und V3b infolge eines 3-GW-Erzeugungsausfalls 
Ebenfalls ist zu sehen, dass in Szenario V3b mit hauptsächlicher Beteiligung schneller 
Gaskraftwerke an der Primärregelung der einzelne 500-MVA-Kohleblock aufgrund der 
schnellen Reaktion der übrigen Regelkraftwerke seine Wirkleistung mit 
P/t|V3b = 2,46 MW/s in den ersten 5 s langsamer abgeben muss als in den Szena-
rien mit einer hauptsächlichen Beteiligung von Kern- und Kohlekraftwerken an der 
Primärregelung. 
Vergleich der Szenarien V3a und V3b mit den Szenarien V4a und V4b 
Beim Vergleich der Szenarien V3a und V3b mit den Szenarien V4a und V4b in Abbil-
dung 5.12 ist zu sehen, dass insbesondere durch die anfängliche Frequenzsteilheit und 
die damit zusammenhängende höhere Frequenzabweichung in den Szenarien V4a 
und V4b mit P/t|V4a = 3,31 MW/s und P/t|V4b = 2,68 MW/s gegenüber den kor-
respondierenden Szenarien V3a und V3b eine höher Leistungsgradientenanforderung 
an das 500-MVA-Kraftwerk gestellt wird.  
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Im Laufe der Primärregelung kommt jedoch zum Tragen, dass die Szenarien V4a und 
V4b aufgrund des höheren Selbstregeleffektes der Lasten über eine höhere  
Netzkennzahl verfügen und entsprechend zum Ende der Primärregelung mit 
PPRL,V4a = 21,82 MW und PPRL,V4b = 21,99 MW weniger Wirkleistung durch das Ein-
zelkraftwerk bereitgestellt werden muss. 
 
Abbildung 5.12: Regelleistung eines 500-MVA-Kohleblocks in den Szenarien V3a, V3b, 
V4a und V4b infolge eines 3-GW-Erzeugungsausfalls 
Vergleich der Szenarien V4a und V4b mit den Extremwertszenarien (a) und (b) 
Der Vergleich der Leistungsanforderungen in den Szenarien V4a und V4b mit den Ex-
tremwertszenarien (a) und (b) in Abbildung 5.13 zeigt, dass aufgrund des sehr hohen 
Frequenzgradienten zu Beginn der Primärregelung ein hoher Leistungsgradient von 
P/t|Exa = 5,81 MW/s und P/t|Exb = 5,96 MW/s gefordert ist. Aufgrund der nied-
rigen Netzkennzahl der Extremwertszenarien wird entsprechend eine hohe Primär-
regelleistung von PPRL,Exa = 28,66 MW und PPRL,Exb = 27,65 MW zum Ende des Re-
gelvorgangs abgerufen. 
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Abbildung 5.13: Regelleistung eines 500-MVA-Kohleblocks in den Szenarien V4a, V4b 
und in den Extremwertszenarios (a) und (b) infolge eines 3-GW-Erzeugungsausfalls 
Fazit aus den Verläufen der Turbinenleistung 
Die geforderte Wirkleistungsabgabe korreliert erwartungsgemäß stark mit dem Ver-
lauf der Netzfrequenz am Anschlusspunkt eines Regelkraftwerks. Entsprechend stei-
gen die Anforderungen an den Leistungsgradienten in den ersten Sekunden nach einer 
Störung für höhere initiale Frequenzgradienten.  
Die nach 30 s zu liefernde Primärregelleistung ist proportional zur quasistationären 
Frequenzabweichung und damit zur Netzkennzahl. Bei einer Aufteilung der Primär-
regelleistung auf viele Akteure entsprechend einer hohen Netzkennzahl sinkt die Lei-
stungsanforderung an das einzelne primärregelnde Kraftwerk und umgekehrt. Tabelle 
5.18 zeigt die quantitativen Anforderungen an einen 500-MVA-Kohleblock mit einer 
Statik von s = 5 % je Szenario.  
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Tabelle 5.18: Vergleich der Primärregelanforderungen je Szenario an ein 500-MVA- 
Kohlekraftwerk mit der Statik s = 5 % bei Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung 
Szenario 
Leistungs- 
gradient im 
Bereich der 
ersten 5 s 
in MW/s 
Leistungs-
gradient im 
Bereich der 
ersten 5 s 
in % 
Primärregel- 
leistung 
PPRL in MW 
Primärregel- 
leistung 
pPRL in %PrG 
V1 2,69 0,67 21,40 5,35 
V2 2,90 0,73 23,16 5,79 
V3a 3,08 0,77 23,19 5,80 
V3b 2,46 0,62 22,55 5,64 
V4a 3,31 0,83 21,82 5,46 
V4b 2,68 0,67 21,99 5,50 
Ex. (a) 5,81 1,45 28,66 7,17 
Ex. (b) 5,96 1,49 27,65 6,91 
 
Große Dampfkraftwerksblöcke halten üblicherweise 5 % ihrer Bemessungswirklei-
stung als Primärregelleistung vor. Hierbei wird die Hochdruckturbine mit Hilfe des 
Einlassventils angedrosselt gefahren. Bei einer Primärregelanforderung kann der 
Dampfstrom durch Ventilöffnung kurzfristig erhöht werden und es wird, im wesentli-
chen verzögert durch die Dampfstrom- und Turbinenzeitkonstanten, Primärregellei-
stung zur Verfügung gestellt. Die Hälfte dieser Regelleistung, 2,5 % der Bemessungs-
wirkleistung, kann innerhalb von 5 s aktiviert werden [23]. Es ergibt sich damit inner-
halb der ersten Sekunden nach Aktivierung der Primärregelleistung ein möglicher Lei-
stungsgradient von 0,5 % PrG/s. Für das 500-MVA-Kohlekraftwerk entspricht dies ei-
nem maximal möglichen Leistungsänderungsgradienten von 2 MW/s in den ersten Se-
kunden nach einer Störung ausgehend von cosrG = 0,8 des Synchrongenerators. 
Tabelle 5.18 zeigt, dass dieser Leistungsgradient bereits in Szenario V1 überschritten 
wird. Das liegt zum einen am hohen initialen Frequenzgradienten, zum anderen an 
der geringen Anzahl von Primärregelakteuren auf welche die Regelleistung von 3 GW 
aufgeteilt wird. Problematisch ist ebenfalls die am Ende des Regelvorgangs bereitzu-
stellende Primärregelleistung. Sie überschreitet bereits in Szenario V1 5 % PrG und ist 
ebenfalls auf die geringe Anzahl an Primärregelakteuren zurückzuführen. 
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Durch die Aktivierung weiterer Kurzzeitenergiespeicher im Dampfprozess zusätzlich 
zur Hochdruckturbinenandrosselung ist es laut [66] möglich, eine höhere Primär-
regelleistungsvorhaltung zu erreichen. Hier wird jedoch aufgrund des erhöhten Ver-
schleißes durch die einzelnen Methoden der Leistungsvorhaltung ein Bereich zwi-
schen 3 und 6 % PrG als guter Kompromiss genannt.  
Nach [64] lassen sich mit dem Verfahren des Kondensatstaus zur Primärregellei-
stungsbereitstellung durch das dampfseitige Abschalten des Niederdruck-Vorwärmers 
4 - 6 % PrG in 6 - 12 s sowie weitere 4 - 7 % PrG durch den eigentlichen Kondensatstau 
in 20 -80 s erreichen. 
[64] geht bei der aktuellen Primärregelbelastung davon aus, dass "…die reine Primär-
regelanforderung […] keinen erhöhten Lebensdauerverbrauch induziert.". Es ist zu un-
tersuchen, inwiefern eine Erhöhung der Primärregelleistung auf Werte > 8 % PrG noch 
zu einem vertretbaren Anlagenverschleiß führt. 
Entscheidend für den Frequenzgradienten in den ersten Sekunden und für die nach 
t = 30 s zu liefernde zusätzliche Regelleistung ist die Statik, die im Regelkraftwerk 
eingestellt ist. Für den Fall einer kleinen Netzkennzahl kann ein solches Kraftwerk im 
Fall des kompletten Regelleistungsabrufes seine gemäß Statik vorgeschriebene Lei-
stung nicht liefern. Dies führt dazu, dass die Netzkennzahl im Bereich kleiner Lei-
stungsstörungen zwar erreicht wird, bei Großstörungen von mehreren GW jedoch fak-
tisch unter die Mindestvorgabe von 15000 MW/Hz fällt.  
Für konventionelle Kraftwerke im kontinentaleuropäischen Netzgebiet ist im Hinblick 
auf die zukünftig verringerte Netzkennzahl von einer Pauschaleinstellung der Statik 
abzusehen. Bei Kontrahierung der Regelleistung über entsprechende Marktplätze bie-
ten die Teilnehmer in dem Umfang Regelleistung an, wie sie ihn auch tatsächlich lie-
fern können. In diesem Fall stellt sich die Problematik einer zu hohen Primärregellei-
stungsanforderung aufgrund einer pauschalen Statikeinstellung nicht. Zukünftig ist 
daher eine Komplettvermarktung der Primärregelleistung anzustreben. Da die Primär-
regelleistung europaweit erbracht wird, sind mehrere große Regelleistungsmarkt-
plätze denkbar. Eine räumlich starke Bündelung der Primärregelleistung sollte im Hin-
blick auf einen möglichen Zerfall des Netzes in Teilnetze bei Großstörungen (z.B. 
Großstörung am 4. November 2006 [65]) vermieden werden.  
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Sollte dennoch eine Pauschaleinstellung der Statik vorgenommen werden, so kann 
diese im Hinblick auf die abzudeckende Frequenzabweichung von fPRL = 200 mHz 
für Netze mit Nennfrequenz fn = 50 Hz gemäß (5.2) gewählt werden. Bei 5 % PrG Re-
gelleistungsvorhaltung bedeutet dies die Wahl einer Statik s ≥ 8 %. 
𝑠KW,min ≥
1
250 ∙ 𝑣KW,max
 (5.2) 
  vKW.max : mögliche maximal vorhaltbare Primärregelleistung des Kraftwerks in % PrG 
  sKW,min : minimal mögliche Statikeinstellung des Kraftwerks 
Als Vorsorge für die zukünftig zu erwartenden hohen Frequenzgradienten sollte über 
eine gesonderte Bepreisung der Geschwindigkeit der Primärregelleistungsbereitstel-
lung nachgedacht werden. So könnte ein Anreiz geschaffen werden, bereits in den 
ersten wenigen Sekunden nach einer Störung Regelleistung mit einem entsprechen-
dem Leistungsgradienten bereitzustellen, um so den entstehenden Frequenztiefpunkt 
möglichst weit oberhalb des dynamischen Grenzwerts von fdyn,min = 49,2 Hz zu halten. 
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6 Optimierte 
Spannungsregelung 
Ein Ziel dieser Arbeit ist das Aufzeigen von Optimierungsmöglichkeiten der Span-
nungsregelung konventioneller Kraftwerke. Der Fokus liegt auf der transienten Span-
nungsstabilität im Bereich der ersten 10 s nach einer Störung. Das vorgestellte Opti-
mierungsverfahren fußt auf der Möglichkeit, während eines Kraftwerksmodernisie-
rungsprojektes den bestehenden Spannungsregler durch einen modernen (PID-)Reg-
ler auszutauschen, dessen Reglerparameter entsprechend einer Optimierung ange-
passt werden können. Der PID-Regler wird in dieser Arbeit zur Veranschaulichung der 
Vorgehensweise anhand einer einfachen Reglerstruktur ausgewählt. Grundsätzlich 
können mit dem gleichen Optimierungsverfahren auch kompliziertere Reglerstruktu-
ren ausgelegt werden. 
Der Austausch des Erregersystems an sich ist technisch aufwendig und daher aus wirt-
schaftlichen Gründen nicht denkbar, weshalb dessen Aufbau und Parametrierung 
auch in den Simulationen dieser Arbeit unverändert bleibt. 
Die Parametereinstellung der Spannungsregelung von Synchrongeneratoren mit Hilfe 
von Optimierungsalgorithmen ist ein bereits in mehreren wissenschaftlichen Abhand-
lungen diskutiertes Problem. Diese Abhandlungen konzentrieren sich jedoch im we-
sentlichen auf die Optimierung an sich. Das zu optimierende System wird als stark 
vereinfachter linearer Regelkreis mit PID-Spannungsregler, Erregersystem, Synchron-
generator und Netz jeweils als PT1-Glied abgebildet [67] [68] [69] [70]. Eine praxis-
taugliche Optimierung kann jedoch nur unter Berücksichtigung geeigneter nichtlinea-
rer dynamischer Modelle geschehen. Ebenfalls muss für die Optimierung berücksich-
tigt werden, dass der Spannungsregler eine Vielzahl von Störungen über Kurzschluss, 
Lastwechsel oder Sollwertanpassung ausregeln muss. Die Untersuchungen in dieser 
Arbeit zielen auf eine praxistaugliche optimale Reglerauslegung unter Verwendung 
realitätsnaher Modelle und Szenarien ab. 
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6.1 Partikelschwarmoptimierung 
Der in dieser Arbeit verwendete Optimierungsalgorithmus ist ein Partikelschwarm-
optimierer (PSO), erstmals definiert in [71]. Dieser bildet das Verhalten von z.B. Vo-
gelschwärmen nach, um in einem Suchraum den Bestwert einer Zielfunktion zu fin-
den. Der Suchraum wird durch die Wertebereiche der veränderbaren Parameter einer 
Zielfunktion aufgespannt. Es handelt sich um ein nichtlineares Optimierungsproblem. 
Der PSO verfolgt eine heuristische Lösungsstrategie. [72] liefert einen guten Überblick 
über die verschiedenen PSO-Varianten. In dieser Arbeit wird der PSO der MATLAB 
Optimization Toolbox verwendet [73].  
Der PSO platziert initial eine festgesetzte Anzahl von Individuen an zufälligen Positio-
nen im Suchraum. Die Individuen kennen jeweils ihren eigenen aktuellen Zielfunkti-
onswert und ihren bisher erreichten Bestwert der Zielfunktion. In der Menge der In-
dividuen bestehen Teilmengen, sog. Nachbarschaften, deren enthaltene Individuen 
untereinander ihre Funktionswerte austauschen und entsprechend Kenntnis über den 
aktuell besten Wert der Zielfunktion in der Nachbarschaft haben. Nachbarschaften 
müssen keine lokal begrenzten Gruppen sein, sie können auch als Verknüpfung von 
über den gesamten Suchraum verteilten Individuen gebildet werden.  
In MATLAB wird die Nachbarschaft je Iteration zufällig neu bestimmt. Die Anzahl der 
Individuen in einer Nachbarschaft nN ist abhängig davon, ob sich der Bestwert des 
Schwarms während der letzten Iteration verbessert hat. In diesem Fall wird nN der 
letzten Iteration beibehalten. Andernfalls wird nN um die Mindestnachbarschaftsgröße 
erhöht. So kann es theoretisch passieren, dass der gesamte Schwarm einer Nach-
braschaft angehört. Ebenfalls wird im Fall eines über mehrere Iterationen gleichblei-
benden Bestwerts eine sog. Stall-Variable c hochgezählt. Sie ist ein Maß für das Sta-
gnieren der Optimierung. Initial ist c = 0. Wird der Bestwert nach einer Iteration ver-
bessert, so ergibt sich cneu = max(0, calt - 1). Bei gleichbleibenden Bestwert ergibt sich 
cneu = calt+1. Zu Beginn erhält jedes Individuum einen zufälligen initialen Geschwin-
digkeitsvektor. Sein Betrag ist nach oben durch die maximal mögliche Wegstrecke im 
Suchraum begrenzt. Die Geschwindigkeit wird in Wegstrecke im Suchraum pro Itera-
tion angegeben. Der pro Iteration zurückgelegte Weg eines Individuums entspricht 
also gerade dem aktuellen Geschwindigkeitsvektor. Nach der initialen Platzierung der 
Individuen und dem Austausch der aktuellen Zielfunktionswerte untereinander, erhält 
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jedes Individuum auf Grundlage seiner aktuellen Geschwindigkeit, des eigenen Best-
werts und des Bestwerts in seiner Nachbarschaft einen angepassten neuen Geschwin-
digkeitsvektor ?⃗?neu gemäß (6.1). 
?⃗?neu = 𝐽(𝑐) ?⃗?alt + 𝑤N𝑧1?⃗?best,N + 𝑤E𝑧2?⃗?best,E (6.1) 
  J(c) : Trägheitsmoment eines Individuums in Abhingägkeit der Stall-Variable c 
  wE, wN : Gewichtung des eigenen Bestwerts und des Bestwerts der Nachbarschaft 
  vbest,E, vbest,N : Geschwindigkeitsvektor in Richtung des eigenen Bestwerts und 
    des Bestwerts der Nachbarschaft 
  z1, z2 : Gleichverteilte Zufallszahlen im Bereich (0, 1) 
 Hinweis: Die genannten Größen sind einheitenlos und werden ledeglich entsprechend  
 der physikalischen Analogie der Teilchenbewegung in einem Raum benannt. 
Die Geschwindigkeitsvektoren ?⃗?best,E und ?⃗?best,N ergeben sich aus dem Abstand zwi-
schen aktueller Position und eigenem Bestwert bzw. Bestwert der Nachbarschaft. Ihre 
Gewichtung wird über wE und wN sowie die Zufallszahlen z1 und z2 bestimmt. Die 
Geschwindigkeit aus der letzten Iteration geht mit einer Trägheit J in die Berechnung 
ein. Für den Fall, dass ein neuer Bestwert erreicht wurde, kann sich diese Trägheit in 
Abhängigkeit von der Stall-Variablen c verändern. Bei drohender Stagnation, also ei-
ner hohen Stall-Variable c > 5, wird die Trägheit halbiert. Bei niedriger Stall-Variable 
c < 2 wird die Trägheit verdoppelt. Ansonsten bleibt die Trägheit konstant. 
Aus der Position und dem angepassten Geschwindigkeitsvektor ergibt sich der jeweils 
neue Positionsvektor ?⃗?neu jedes Individuums aufgrund der iterativen Geschwindigkeit 
als Addition des aktuellen Positionsvektors ?⃗?akt und des Geschwindigkeitsvektors ?⃗?neu. 
Liegt ?⃗?neu außerhalb des Suchraums, so wird das Individuum an die Stelle zurückver-
setzt, an der es auf seinem Weg nach ?⃗?neu die Grenze des Suchraums erreichte. Dieses 
Vorgehen wird für jede Iteration wiederholt, bis ein Abbruchkriterium des PSO er-
reicht wird. Der PSO hat in MATLAB fünf mögliche Abbruchkriterien, die am Ende 
jeder Iteration überprüft werden: 
▪ Bestwert verbessert sich während der letzten ilim Iterationen nicht mindestens 
um einen definierten Toleranzwert , 
▪ Maximale Anzahl an Iterationen imax ist erreicht, 
▪ Bestwert erreicht ein gesetztes Limit bmin, 
▪ Bestwert verbessert sich während eines Zeitintervalls tmax nicht mehr, 
▪ Maximale Rechenzeit Tmax ist erreicht. 
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6.2 Spannungsregleroptimierung  
Bei der Optimierung eines PID-Spannungsreglers sollen die Reglerparameter zum 
bestmöglichen Spannungsverhalten nach einer Störung führen. Hierbei spannen die 
Parameter KP, KI und KD jeweils im Wertebereich [0, 500] einen dreidimensionalen 
Suchraum auf. Die Parameterobergrenze von 500 ist aufgrund der physikalischen Be-
grenzung der Regelverstärkung gewählt. Für die Optimierung wird die Konstante KA 
des Regelverstärkers aus dem Ursprungsmodell auf KA = 1 gesetzt. Die Regelverstär-
kung wird durch KP mit abgebildet. Die Zielfunktion wird aus dem Spannungsverhal-
ten an der Generatorableitung eines Kraftwerksblocks aufgrund einer Störung gebil-
det. Das bedeutet, dass für jedes Individuum des Schwarms zunächst eine dynamische 
Netzberechnung der vordefinierten Störung für die PID-Parameter gemäß der aktuel-
len Position im Suchraum durchgeführt werden muss. Der sich aus der Simulation 
ergebende Spannungsverlauf wird mit Hilfe einer Bewertungsfunktion ausgewertet. 
Zielfunktion ist damit die Minimierung der Bewertungsfunktion im Suchraum. Grund-
sätzlich lassen sich für Störungsantworten eines Systems Bewertungsfunktionen aus 
der Regelungstechnik heranziehen. 
6.2.1 Bewertungsfunktionen für die Spannungsregleroptimierung 
In dieser Arbeit sind die folgenden vier Bewertungsfunktionen verglichen und auf ihre 
Tauglichkeit für die Spannungsregleroptimierung geprüft worden: 
▪ IAE Integral über die Regelabweichung     
 ∫𝑓(𝑡) dt  mit f(t) = |e(t)| = |u(t) - uref| 
 
▪ ITAE Integral über die zeitgewichtete Regelabweichung  
 ∫𝑓(𝑡) dt  mit f(t) = t |e(t)| 
 
▪ ISE Integral über die quadratische Regelabweichung  
 ∫𝑓(𝑡) dt  mit f(t) = e(t)² 
 
▪ ITSE Integral über die zeitgewichtete quadratische Regelabweichung
 ∫𝑓(𝑡) dt  mit f(t) = t e(t)² 
Die Funktion e(t) beschreibt hierbei die Abweichung des Spannungsverlaufs von ei-
nem zuvor festgelegten Idealwert.  
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Da das Ziel der Spannungsregelung eine möglichst schnelle und genaue Regelung der 
Generatorklemmenspanung auf einen Referenzwert uref ist, ist uref der Idealwert des 
zu optimierenden Spannungsverlaufs. Die für die Güte der Regelung zu untersu-
chende zeitliche Regelabweichungsfunktion ergibt sich damit für jede Störung zu 
e(t) = uref - u(t). Je nach ausgwählter Bewertungsfunktion f(t) ergeben sich damit ab-
hängig vom betrachteten Zeitpunkt unterschiedliche Gewichtungen der Regelabwei-
chungen. Bei zeitgewichteten Bewertungsfunktionen werden Regelabweichungen 
zum Ende des Simulationszeitraums entsprechend höher bewertet. Da neben dem 
Spannungsverhalten direkt nach der Störung auch das Spannungsverhalten nach meh-
reren Sekunden von Bedeutung ist, wurde zur Optimierung von Spannungsreglerpa-
rametern die integrierte zeitgewichtete Regelabweichung (ITAE) ausgewählt. Diese 
gewährt unter anderem eine ausreichende Gewichtung des Erreichens eines stationä-
ren Spannungswertes nach der Störung, der möglichst nahe am zu erreichenden Ziel-
wert uref liegt.  
Abbildung 6.1 zeigt die einzelnen Prozessschritte der Spannungsregleroptimierung.  
 
Abbildung 6.1: Prozessschema der Optimierung der Spannungsreglerparameter 
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Unter Verwendung von Eingabedaten wie der maximalen Anzahl an Iterationen oder 
der Schwarmgröße erfolgt eine Initialisierung. Hier werden die Individuen zufällig im 
abgesteckten Suchraum verteilt. Die in dieser Arbeit verwendeten Initialeinstellungen 
des PSO sind in Tabelle B.15 im Anhang aufgelistet. Jedem Individuum wird anfangs 
zufällig ein Geschwindigkeitsvektor und eine Position im Suchraum zugewiesen. 
Nachbarschaften werden gebildet. 
Danach muss für jedes Individuum der Wert der Bewertungsfunktion bestimmt wer-
den. Hierzu ist jeweils eine dynamische Simulation in PowerFactory notwendig. Infor-
mationen zum Simulationsmodell und zur untersuchten Störung werden mit den Ein-
gangsdaten übergeben. Für jedes Individuum im Suchraum wird entsprechend der 
jeweiligen Werte für KP, KI und KD eine Simulation durchgeführt deren Ergebnisse zur 
Auswertung der Bewertungsfunktion an MATLAB zurückgegeben werden. Nachdem 
dies für alle Individuen geschehen ist, können die Bestwerte in den Nachbarschaften 
des Schwarms ermittelt und gespeichert werden. Ist das Abbruchkriterium, z.B. das 
Erreichen der maximalen Anzahl an Iterationen, nicht erreicht, so wird auf Grundlage 
der bestimmten Bestwerte jedem Individuum ein neuer Geschwindigkeitsvektor zuge-
wiesen. Es entstehen neue Positionen der Individuen im Suchraum, die wieder ausge-
wertet werden müssen. Ist ein Abbruchkriterium erreicht, wird der bisher erreichte 
Bestwert des Schwarms und die zugehörige Position im Suchraum ausgegeben. 
6.2.2 Auswertungskriterien für die Spannungsregleroptimierung 
Zur Auswertung der Ergebnisse der Spannungsregleroptimierung werden neben dem 
ITAE weitere Kenngrößen in Anlehnung an die Regelungstechnik verwendet: 
▪ Überschwingweiten umin und umax 
▪ Ausregelzeit Tr (im Kurzschlussfall) 
▪ Stationäre Abweichung am Ende der Regelung ustat (im Lastsprungfall) 
Auswertung des Kurzschlussverhaltens 
Bei der Bewertung von Kurzschlussverläufen beziehen sich die Überschwingweiten 
besonders auf die ersten Überschwinger, die nach Kurzschlusslöschung durch die auf-
grund der hohen Spannungsdifferenz starke Reaktion des Spannungsreglers entste-
hen. Abbildung 6.2 zeigt qualitativ die Bewertungskriterien für den transienten Span-
nungsverlauf nach einem Kurzschluss mit einer Dauer von TKS = 150 ms. 
 129 
 
Abbildung 6.2: Qualitatives Beispiel für die Ergebnisbewertung des 
transienten Spannungsverlaufs nach einem Kurzschluss 
Es entstehen eine maximale und eine minimale Abweichung vom stationären Refe-
renzwert uref. Die Ausregelzeit Tr beschreibt die Zeitdauer, die benötigt wird, bis ein 
Toleranzband um den Spannungszielwert erreicht ist. Die Ausregelzeit wird nur für 
Kurzschlussbelastungen bestimmt, da es hier nach Kurzschlusslöschung zu einer Rück-
kehr auf den Ursprungswert kommt. Das Toleranzband wird auf  5 % uref festgelegt.  
Auswertung des Lastsprungverhaltens 
Im Fall eines positiven Blindleistungssprungs kommt es vor allem zu einem Span-
nungstiefpunkt direkt nach Lastzuschaltung mit Abweichung umin von uref. Weiterhin 
entsteht bei einer Regelung ohne ausreichenden I-Anteil im Regelkreis eine stationäre 
Regelabweichung ustat vom Referenzwert nach Abschluss des Regelvorgangs. Abbil-
dung 6.3 zeigt qualitativ die Bewertungskriterien für den transienten Spannungsver-
lauf nach einem Lastsprung. 
0 5 Zeit in s
uref
Spannung
Störungseintritt
10
0,15
umax
5 %
Ausregelzeit Tr
umin
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Abbildung 6.3: Qualitatives Beispiel für die Ergebnisbewertung des 
transienten Spannungsverlaufs nach einem Lastsprung 
6.3 Spannungsregleroptimierung im Ein-Generator-Modell 
Zur Untersuchung der Spannungsregleroptimierung wird zunächst ein Kraftwerks-
block in einem einfachen Ein-Generator-Modell untersucht. Der Kraftwerksblock ist 
als Synchrongenerator mit Spannungsregler und Blocktransformator nachgebildet. 
Die Modelldaten des Synchrongenerators entsprechen den Daten für Kohlekraftwerke 
in Tabelle B.1. Es handelt sich um ein 500-MVA-Blockkraftwerk. Es wird das SEXS-
Erregersystem eingesetzt. Für die Spannungsregleroptimierung wird dessen Lead-Lag-
Regler, wie in Abbildung 6.4 gezeigt, durch einen PID-Regler ersetzt. Die Parameter 
des Erregersystems entsprechen Tabelle B.3 im Anhang. Die Zeitkonstante des D-
Glieds ist auf TD = 0,01 s eingestellt. Auf einen Turbinenregler wird an dieser Stelle 
bewusst verzichtet, da dieser in der Realität sowohl im Kurzschlussfall als auch im Fall 
eines Blindleistungssprungs keine Reaktion zeigt. 
 
Abbildung 6.4: Blockschaltplan des modifizierten SEXS-Erregermodells mit PID-Regler 
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Der Kraftwerksblock speist über einen Blocktransformator und zwei parallele 380-kV-
Freileitungen in ein 380-kV-Netz ein. Der Blocktransformator ist gemäß Tabelle B.2 
im Anhang modelliert. Die Freileitungen haben jeweils eine Länge von ℓ = 100 km 
mit einem Impedanzbelag von Z'1 = (0,03 + j0,26) /km gemäß [60]. Das Ersatznetz 
ist als PV-Knoten mit einer Wirkleistungsaufnahme von PQ = 300 MW und einem 
Spannungssollwert von uQ = 1,02 p.u. modelliert. Am Netzanschlusspunkt wurde eine 
Kurzschlussleistung von S"kQ = 10 GVA angenommen. Der Synchrongenerator stellt 
den Slack-Knoten des Netzes dar und arbeitet bei einem Spannungsreferenzwert von 
uref = 1,05 p.u. 
Abbildung 6.5 zeigt das Einlinien-Netzschema des Ein-Generator-Modells mit den zu-
gehörigen Lastflussergebnissen als Initialzustand für die dynamische Simulation. Die 
Lastflussergebnisse zeigen die Wirk- und Blindleistungseinspeisung des Synchronge-
nerators und die Wirk- und Blindleistungsaufnahme des Ersatznetzes. Weiterhin ist an 
jeder Sammelschiene die Sammelschienenspannung in p.u. aufgetragen. Der Nenn-
wert von Un = 380 kV dient als p.u.-Basis auf der Höchstspannungsseite, während 
UnAbl = 20 kV die p.u.-Basis auf der Generatorableitung darstellt. 
 
Abbildung 6.5: Simulationsmodell für die Spannungsregleroptimierung 
eines Kraftwerksblocks im Ein-Generator-Modell 
Die Optimierung des Spannungsreglers findet hinsichtlich der Auswirkungen von Stör-
fällen statt. In dieser Arbeit werden die folgenden Störfälle als Optimierungsziele un-
tersucht: 
▪ Spannungsregleroptimierung für Kurzschlussverhalten, 
▪ Spannungsregleroptimierung für Lastsprungverhalten, 
▪ Spannungsregleroptimierung für Kurzschluss- und Lastsprungverhalten   
auf Grundlage einer gewichteten Bewertung beider Störfälle. 
G
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+SEXS-PID
Blocktransformator Freileitungen
301,0 MWt
109,8 Mvar
300,0 MWt
82,8 Mvar
1,03 p.u. 1,02 p.u.
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 132 
Nachfolgend werden die drei Optimierungsziele im in Abbildung 6.5 gezeigten Simu-
lationsmodell untersucht. Der Störfall wird an der Sammelschiene Q des Ersatznetzes 
eingebracht. Optimiert wird auf den Spannungsverlauf der Generatorableitung, da der 
Spannungsregler darauf ausgelegt ist, die Differenz der Klemmenspannung u1G zum 
Referenzwert uref zu Null auszuregeln und damit das Bewertungskriterium ITAE hier 
am besten greift. 
6.3.1 Spannungsregleroptimierung für Kurzschlussverhalten 
Zur Spannungsregleroptimierung für Kurzschlussverhalten wird an der Sammel-
schiene Q des Ersatznetzes ein dreipoliger Kurzschluss mit einer Dauer von 
TKS = 150 ms zum Simulationszeitpunkt t = 1 s eingebracht. Ziel des Optimierers ist 
es, durch Variation der Parameter KP, KI und KD im Bereich [0, 500] einen Spannungs-
verlauf möglichst nahe am ursprünglichen Spannungswert der Generatorableitung 
u1G = 1,05 p.u. vor der Störung zu erreichen. Das zu minimierende Bewertungskrite-
rium ITAE wird hierbei gegenüber diesem Spannungswert gebildet. 
 
Abbildung 6.6: Simulationsmodell für die Spannungsregleroptimierung 
für Kurzschlussverhalten im Ein-Generator-Modell 
Abbildung 6.7 zeigt den Vergleich der Simulationsergebnisse für das Erregersystem 
mit optimiertem Spannungsregler SEXS-PID-Opt gegenüber dem ursprünglichen Erre-
gersystem SEXS. Die optimierten Reglerparameter sind KP = 500, KI = 0 und 
KD = 83,17. Es ist zu sehen, dass sowohl das Überschwingen auf umax als auch die 
Ausregelzeit erheblich reduziert werden konnten. Tabelle 6.1 zeigt eine vergleichende 
Auswertung beider Spannungsverläufe. 
G
TOS
Q ErsatznetzGenerator
+SEXS-PID
Blocktransformator Freileitungen
3-poliger Kurzschluss, 
Dauer TKS = 150 ms
 133 
 
Abbildung 6.7: Kurzschlussverhalten des ursprünglichen SEXS-Erregersystems 
im Vergleich zum SEXS-Erregersystem mit optimiertem PID-Regler 
 
Tabelle 6.1: Vergleich des Kurzschlussverhaltens vom Ursprungsregler 
mit dem optimierten PID-Spannungsregler 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
|umax| 
in p.u. 
|umin| 
in p.u. 
Tr 
in s 
Lead-Lag Ursprungsregler 33,6052 0,0338 - 5,40 
Optimierter PID-Regler 7,4812 0,0028 0,025 1,59 
Vergleich -26,124 
-77,4 % 
-0,0310 
-91,7 % 
+0,025 
- 
-3,81 
-70,6 % 
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6.3.2 Spannungsregleroptimierung für Lastsprungverhalten 
Zur Spannungsregleroptimierung für Lastsprungverhalten wurde im Ein-Generator-
Modell an der Sammelschiene Q des Ersatznetzes eine reine Blindlast QL = 50 Mvar 
eingebracht, die zum Simulationszeitpunkt t = 1 s zugeschaltet wird. Der Begriff "Last-
sprung" beschreibt auch in den folgenden Untersuchungen zur Spannungsregleropti-
mierung immer einen reinen Blindleistungssprung. 
 
Abbildung 6.8: Simulationsmodell für die Spannungsregleroptimierung 
für Lastsprungverhalten im Ein-Generator-Modell 
Abbildung 6.9 zeigt den Vergleich der Simulationsergebnisse des ursprünglichen 
Spannungsreglers mit dem optimierten PID-Spannungsregler. Es ist zu sehen, dass der 
Spannungseinbruch direkt nach Zuschalten der Last reduziert wird. Weiterhin wird 
der Spannungsreferenzwert von uref = 1,05 p.u. schnell wieder erreicht. Der ursprüng-
liche Regler führt hier zu einer stationären Abweichung, die durch den I-Anteil des 
PID-Reglers eliminiert werden kann. Tabelle 6.2 zeigt eine vergleichende Auswertung 
beider Spannungsverläufe. Die optimierten Reglerparameter sind KP = 500, KI = 500 
und KD = 98,89. 
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Abbildung 6.9: Lastsprungverhalten des ursprünglichen SEXS-Erregersystems 
im Vergleich zum SEXS-Erregersystem mit optimiertem PID-Regler 
 
Tabelle 6.2: Vergleich des Lastsprungverhaltens vom Ursprungsregler 
mit dem optimierten PID-Spannungsregler 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umin| 
in 10-3 p.u. 
|ustat| 
in 10-3 p.u. 
Lead-Lag Ursprungsregler 1,5036 3,2 2 
Optimierter PID-Regler 0,0439 2,7 0 
Vergleich -1,4597 
-97,1 % 
-0,5 
-15,6 % 
-2 
-100 % 
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6.3.3 Gemischte Spannungsregleroptimierung für Kurzschluss- und Last-
sprungverhalten 
Bei der Spannungsregleroptimierung für genau einen Störfall ist problematisch, dass 
das Verhalten im Fall eines anderen Störfalls gegenüber einem Ursprungsregler ver-
schlechtert werden kann. Gerade bei sehr unterschiedlichen Belastungen wie einem 
Kurzschluss gegenüber einem Lastsprung oder einem Sollwertsprung ergeben sich 
sehr unterschiedliche Anforderungen. Betrachtet man entsprechend den Spannungs-
verlauf mit dem auf Lastsprung optimierten Spannungsregler beim Auftreten eines 
Kurzschlusses in Abbildung 6.10, so fällt auf, dass diese PID-Parameter zu einem er-
heblichen Überschwingen der Spannung nach Kurzschlusslöschung führen. Das tran-
siente Spannungsverhalten fällt gegenüber dem System mit Ursprungsregler sichtbar 
schlechter aus. 
 
Abbildung 6.10: Spannungsverlauf infolge eines Kurzschlusses bei Einsatz 
des auf Lastsprung optimierten PID-Spannungsreglers 
Die Simulation eines Lastsprunges mit einem auf Kurzschluss optimierten PID-Span-
nungsregler in Abbildung 6.11 zeigt eine stationäre Abweichung am Ende der Simu-
lation, die bei einer Optimierung auf Lastsprung ausgeglichen werden konnte. Anson-
sten zeigt sich hier jedoch eine allgemeine Verbesserung des Spannungsverhaltens ge-
genüber dem Ursprungsregler. 
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Es ist daher insgesamt naheligend, dass eine gemischte Optimierung beider Störfälle 
den Kurzschlussfall gegenüber dem Lastsprungfall priorisiert, um ein verbessertes 
Spannungsverhalten im Kurzschlussfall gegenüber dem Ursprungsregler erreichen zu 
können. Abbildung 6.11 zeigt, dass das Lastsprungverhalten auch im Falle einer sol-
chen Priorisierung eine Verbesserung gegenüber dem Ursprungsregler erfährt. 
Diese Priorisierung bedeutet nicht, dass das Verhalten im Kurzschlussfall an sich als 
wichtiger eingestuft wird, sondern, dass das Kurzschlussverhalten auf Abweichungen 
der Reglerparameter vom Optimum wesentlich empfindlicher reagiert als dies beim 
Lastsprung der Fall ist. 
 
Abbildung 6.11: Spannungsverlauf infolge eines Lastsprunges bei Einsatz 
des auf Kurzschluss optimierten PID-Spannungsreglers 
Die entwickelte gemischte Optimierungsstrategie berücksichtigt Kurzschluss und Last-
sprung gemeinsam, wobei die einzelnen Störfälle mit einer prozentualen Gewichtung 
eingehen. Hierzu ist zunächst eine Optimierung der beiden Belastungsfälle getrennt 
voneinander notwendig um die optimale Regelabweichung ITAEopt für beide Fälle zu 
bestimmen. Infolgedessen ist es möglich, eine kombinierte Bewertungsfunktion für 
beide Störfälle gemäß (6.2) zu definieren. 
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𝑏 es = 𝑤KS
𝐼𝑇𝐴𝐸KS
𝐼𝑇𝐴𝐸KS,opt
+ 𝑤LS
𝐼𝑇𝐴𝐸LS
𝐼𝑇𝐴𝐸LS,opt
 (6.2) 
  wKS, wLS : Gewichtung von Kurzschluss und Lastsprung    
    mit wKS, wLS ∈ ℝ und wKS + wLS = 1 
  ITAEKS,opt : Bestwert von ITAE bei Kurzschluss 
  ITAELS,opt : Bestwert von ITAE bei Lastsprung 
Für den Fall, dass die gleichen Reglerparameter zu optimalem Kurzschluss- und Last-
sprungverhalten führen, wird bges = 1. Andernfalls gilt 0  bges < 1. Empirisch wurde 
die Gewichtung wKS = 0,8 und wLS = 0,2 als gute Kompromisslösung gefunden. Diese 
wird auch für die im Folgenden beschriebenen Untersuchungen angewendet. Die ge-
mischte Optimierung führt zu den Spannungsverläufen in Abbildung 6.12 für Kurz-
schluss und Abbildung 6.13 für Lastsprung. Hier ist zu sehen, dass das Kurzschluss-
verhalten nahezu dem Verlauf in Abbildung 6.7 entspricht, während das Lastsprung-
verhalten im Gegensatz zu Abbildung 6.9 eine vertretbare stationäre Abweichung am 
Ende des Simulationszeitraums aufweist. Beide Verläufe zeigen eine deutliche Verbes-
serung gegenüber dem Spannungsverhalten mit dem ursprünglichen Regler. Die opti-
mierten Reglerparameter aus der gemischten Optimierung sind KP = 500, KI = 0 und 
KD = 86,3275. 
 
Abbildung 6.12: Spannungsverlauf infolge eines Kurzschlusses bei Einsatz 
eines gemischt optimierten PID-Spannungsreglers 
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Abbildung 6.13: Spannungsverlauf infolge eines Kurzschlusses bei Einsatz 
eines gemischt optimierten PID-Spannungsreglers 
Wie zu erwarten, zeigen sich beim Vergleich der reinen Optimierung mit der gemisch-
ten Optimierung in Tabelle 6.3 und Tabelle 6.4 Unterschiede im Bewertungskriterium 
der Optimierung ITAE. Dies ist beim Lastsprung besonders ausgeprägt, da dessen Ge-
wichtung mit 20 % relativ niedrig gewählt ist. Die Verzehnfachung des ITAE beim 
Lastsprungverhalten von der reinen zur gemischten Optimierung lässt sich mit der 
starken Gewichtung einer stationären Abweichung mit fortlaufender Simulationszeit 
erklären.  
Es ist jedoch ebenfalls zu sehen, dass die Kenngrößen wie das Überschwingen und die 
Ausregelzeit im Kurzschlussfall oder der Spannungseinbruch bei Lastsprung durch die 
gemischte Optimierung gleichgeblieben oder sogar, wie im Fall des Kurzschlussver-
haltens zu sehen, durch die gemischte Optimierung leicht verbessert wurden. Die ge-
mischte Optimierung ist daher gut anwendbar, um ein insgesamt verbessertes Regel-
verhalten sowohl im Lastsprung- als auch im Kurzschlussfall gegenüber dem Ur-
sprungsregler zu erreichen. 
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Tabelle 6.3: Vergleich des Kurzschlussverhaltens des rein auf Kurzschluss 
und des gemischt optimierten PID-Spannungsreglers 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umax| 
in p.u. 
|umin| 
in p.u. 
Tr 
in s 
Rein auf Kurzschluss 
optimierter PID-Regler 
7,4812 0,0028 0,025 1,59 
Gemischt optimierter 
PID-Regler 
7,4875 0,0025 0,025 1,58 
Vergleich gemischte 
zu reiner Optimierung 
+6,3 10-3 
+0,1 % 
-0,0003 
ca. -10 % 
- -0,01 
- 
 
Tabelle 6.4: Vergleich des Lastsprungverhaltens des rein auf Lastsprung 
und des gemischt optimierten PID-Spannungsreglers 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umin| 
in 10-3 p.u. 
|ustat| 
in 10-3 p.u. 
Rein auf Lastsprung  
optimierter PID-Regler 
0,0439 2,7 0 
Gemischt optimierter 
PID-Regler 
0,4803 2,7 ca. 0,1 
Vergleich +0,4364 
+994 % 
- ca. +0,1 
- 
 
6.3.4 Verhalten bei Sollwertsprung 
Die gemischte Optimierung berücksichtigt Lastsprung- und Kurzschlussverhalten der 
Spannungsregelung. Eine weitere übliche Belastung der Spannungsregelung ist das 
Anfahren eines neuen Sollwertes. Hierzu wurde im Ein-Generator-Modell ein Soll-
wertsprung von 1,03 p.u. auf 1,05 p.u. der Generatorklemmenspannung mit Ur-
sprungsregler und PID-Regler mit gemischt optimierten Reglerparametern durchge-
führt. 
Abbildung 6.14 zeigt die sich ergebenden Spannungsverläufe im Vergleich. Es ist zu 
sehen, dass der optimierte Spannungsregeler auch hier für ein verbessertes Span-
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nungsverhalten sorgt. Die Spannungsregelung reagiert schneller auf die neue Soll-
wertanforderung und die stationäre Genauigkeit nach Abschluss des Regelvorgangs 
ist höher als beim Ursprungsregler. 
Die Parameter der gemischten Optimierung führen damit für alle symmetrischen dy-
namischen Anforderungen an die Spannungsregelung eines Kraftwerks zu einem ver-
besserten Verhalten. 
 
Abbildung 6.14: Vergleich der Spannungsverläufe für einen Sollwertsprung bei Einsatz des Ur-
sprungsreglers gegenüber dem gemischt optimierten PID-Spannungsregler 
6.3.5 Spannungsregleroptimierung des ST1A-Erregersystems 
Es ist von Interesse neben dem vereinfachten SEXS-Erregersystem auch eine Optimie-
rung der Spannungsregelung komplexerer Erregersystemmodelle zu untersuchen. Das 
in Kapitel 4.2.2 beschriebene ST1A-Erregersystem bildet das Verhalten eines stati-
schen Erregersystems nach. Der verwendete Parametersatz des ST1A-Erregersystems 
ist im Anhang in Tabelle B.16 aufgeführt. Für die Spannungsregleroptimierung im Ein-
Generator-Modell wird der Lead-Lag-Spannungsregler durch einen PID-Regler ersetzt. 
Es ergibt sich der Blockschaltplan des ST1A-PID-Modells in Abbildung 6.15. Die Opti-
mierung des PID-Spannungsreglers erfolgt analog zum SEXS-Erregersystem auf 
Grundlage einer gemischten Optimierung für Kurzschluss- und Lastsprungverhalten. 
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Abbildung 6.16 zeigt den Vergleich des Kurzschlussverhaltens von Ursprungsspan-
nungsregler und nach der gemischten Optimierung des PID-Spannungsreglers. Hier 
zeigen sich nur punktuelle Verbesserungen. Der erste Überschwinger nach Kurz-
schlusslöschung wird gegenüber dem Ursprungssystem reduziert. Der nachfolgende 
Verlauf weist ein ähnliches Schwingungsverhalten auf, wobei mit PID-Spannungsreg-
ler eine geringere Dämpfung der Schwingungen entsteht. Hierdurch verlängert sich 
auch die Ausregelzeit geringfügig. Einzige signifikante Verbesserung ist damit die Re-
duktion des ersten Überschwingers nach Kurzschlusslöschung. Der quantitative Ver-
gleich in Tabelle 6.1 zeigt zudem eine leichte Verschlechterung des Bewertungskrite-
riums ITAE des PID-Reglers gegenüber dem Ursprungsregler. Die gemischte Optimie-
rung sorgt damit abschließend für kein signifikant geändertes Spannungsverhalten bei 
Kurzschluss. 
 
Abbildung 6.15: Blockschaltplan des ST1A-Erregersystems mit PID-Spannungsregler 
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Abbildung 6.16: Vergleich des Kurzschlussverhaltens von Ursprungs- und PID-Spannungsregler 
des ST1A-Erregersystems nach einer gemischten Optimierung 
Tabelle 6.5: Vergleich des Kurzschlussverhaltens vom Ursprungsregler 
mit dem optimierten PID-Spannungsregler des ST1A-Erregersystems 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umax| 
in p.u. 
|umin| 
in p.u. 
Tr 
in s 
Lead-Lag Ursprungsregler 8,9253 20,1 13,0 2,32 
Optimierter PID-Regler 10,5916 14,5 16,7 2,65 
Vergleich +1,6663 
18,7 % 
-5,6 
-27,9 % 
+3,7 
+28,5 % 
+0,33 
-14,2 % 
 
Das in Abbildung 6.17 gezeigte und in Tabelle 6.2 quantifizierte Verhalten in Folge 
eines Lastsprungs zeigt Verbesserungen des optimierten gegenüber dem Ursprungs-
regler. Der Spannungstiefpunkt direkt nach Lastzuschaltung konnte angehoben wer-
den. Weiterhin wird sehr schnell ein konstanter Spannungswert erreicht, der wesent-
lich näher am Referenzwert von 1.05 p.u. liegt als der Endwert, der mit dem Ur-
sprungsregler erreicht wird. Es ergibt sich infolgedessen eine Verbesserung des ITAE.  
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Abbildung 6.17: Vergleich des Lastsprungverhaltens von Ursprungs- und PID-Spannungsregler 
des ST1A-Erregersystems nach einer gemischten Optimierung 
Tabelle 6.6: Vergleich des Lastsprungverhaltens von Ursprungs- und PID-Spannungsregler des 
ST1A-Erregersystems nach einer gemischten Optimierung 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umin| 
in 10-3 p.u. 
|ustat| 
in 10-3 p.u. 
Lead-Lag Ursprungsregler 2,1523 3,1 ca. 4 
Optimierter PID-Regler 0,9152 2,9 ca. 2 
Vergleich -1,2371 
-57,5 % 
-0,2 
-6,5 % 
ca. -2 
 
Das ST1A-Erregersystem verfügt in seiner Ursprungskonstellation durch die beiden in 
Reihe geschalteten Lead-Lag-Glieder (TB, TC und TB1, TC1) faktisch bereits über eine 
PID-Reglerstruktur. Liegen dessen Einstellwerte bereits günstig für die untersuchten 
Störfälle, so kann auch durch einen optimierten PID-Regler keine erhebliche Verbes-
serung erreicht werden. Dennoch wird für das ST1A-Erregersystem insgesamt der Ein-
satz eines gemischt optimierten PID-Spannungsreglers gerade auch aufgrund der gu-
ten Ergebnisse der Lastsprunguntersuchung empfohlen. 
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6.3.6 Spannungsregleroptimierung des AC1A-Erregersystems 
Neben dem ST1A-Erregersystem als Vertreter der Gruppe der statischen Erregersy-
steme wird das AC1A-Erregersystem als Vertreter der Gruppe der AC-Erregersysteme 
untersucht. Der verwendete Parametersatz des AC1A-Erregersystems ist im Anhang in 
Tabelle B.17 aufgeführt. Für die Spannungsregleroptimierung im Ein-Generator-Mo-
dell wird der Lead-Lag-Spannungsregler durch einen PID-Regler ersetzt. Es ergibt sich 
der Blockschaltplan des AC1A-PID-Modells in Abbildung 6.18. 
 
Abbildung 6.18: Blockschaltplan des AC1A-Erregersystems mit PID-Spannungsregler 
Das Verhalten infolge eines Kurzschlusses ist in Abbildung 6.19 gezeigt. Es ist erkenn-
bar, dass durch den Einsatz eines PID-Spannungsreglers eine leichten Reduktion des 
maximalen Überschwingers und der Ausregelzeit Tr erreicht wird. Die abklingende 
Schwingung nach Kurzschlusslöschung weist im optimierten Fall eine leicht verrin-
gerte Dämpfung auf. Trotzdem geht diese sehr schnell auf einen stationären Endwert 
zurück. Die Quantifizierung der Ergebnisse in Tabelle 6.7 zeigt insgesamt ein verbes-
sertes Verhalten mit einem verbesserten ITAE. 
Tabelle 6.7: Vergleich des Kurzschlussverhaltens vom Ursprungsregler 
mit dem optimierten PID-Spannungsregler des AC1A-Erregersystems 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umax| 
in p.u. 
|umin| 
in p.u. 
Tr 
in s 
Lead-Lag Ursprungsregler 11,1086 19,3 16,1 2,75 
Optimierter PID-Regler 9,9686 16,5 16,7 2,63 
Vergleich -1,14 
-10,3 % 
-2,8 
-14,5 % 
+0,6 
+3,7 % 
-0,12 
-4,4 % 
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Abbildung 6.19: Vergleich des Kurzschlussverhaltens von Ursprungs- und PID-Spannungsregler 
des AC1A-Erregersystems nach einer gemischten Optimierung 
Abbildung 6.20 zeigt den Vergleich des Lastsprungverhalten bei Einsatz des Ur-
sprungs- und des gemischt optimierten PID-Reglers. Hier sind deutliche Verbesserun-
gen zu erkennen. Zum einen wird der Spannungseinbruch direkt nach Lastzuschal-
tung reduziert, zum anderen wird durch den Einsatz des PID-Reglers schnell eine 
Rückführung auf den Spannungsreferenzwert erreicht. Der Urpsrungsregler führt hin-
gegen zu einer stationären Abweichung. Entsprechend fällt die Auswertung in Ta-
belle 6.8 deutlich zugunsten des PID-Reglers aus. Die Verbesserung des ITAE ergibt 
sich als logische Schlussfolgerung. Abschließend wird daher auch für den Einsatz in 
AC1A-Erregersystemen ein gemischt optimierter PID-Regler empfohlen. 
Tabelle 6.8: Vergleich des Lastsprungverhaltens von Ursprungs- und PID-Spannungsregler des 
AC1A-Erregersystems nach einer gemischten Optimierung 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umin| 
in 10-3 p.u. 
|ustat| 
in 10-3 p.u. 
Lead-Lag Ursprungsregler 0,8914 3,3 ca. 2 
Optimierter PID-Regler 0,1802 3,0 ca. 0 
Vergleich -0,7112 
-79,8 % 
-0,3 
-9,1 % 
ca. -2 
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Abbildung 6.20: Vergleich des Lastsprungverhaltens von Ursprungs- und PID-Spannungsregler 
des AC1A-Erregersystems nach einer gemischten Optimierung 
Damit ist nachgewiesen, dass die Regleroptimierung nicht nur für den abstrakteren 
Fall des SEXS-Erregersystems, sondern auch für realitätsnahe Erregersystemmodellen 
zu verbessertem Verhalten führt. Zudem konnte durch die Untersuchungen sowohl 
eines statischen als auch eines AC-Erregersystems nachgewiesen werden, dass die Op-
timierung für diese beiden sehr unterschiedlichen Erregersystemtypen zu guten Er-
gebnissen führt. Insgesamt wird daher unabhängig vom Erregersystem der Einsatz ei-
nes optimierten PID-Spannungsreglers empfohlen. 
6.4 Spannungsregleroptimierung im Neun-Bus-System 
Mit Hilfe des Ein-Generator-Modells wurde eine Methodik zur Spannungsregleropti-
mierung für Lastsprung- und Kurzschlussverhalten entwickelt. Es stellt sich nachfol-
gend die Frage, ob diese Methodik auch auf Netzgebiete des europäischen Übertra-
gungsnetzes angewandt werden kann. Die Modellierung des europäischen Verbund-
netzes für die Untersuchungen dynamischer Spannungseffekte ist sehr aufwendig und 
nicht zielführend. Bei der transienten Spannungsstabilität handelt es sich um ein auf 
die elektrisch nahe Netzumgebung eines gestörten Netzknotens lokal beschränktes 
Phänomen. Aus diesem Grund wird als vereinfachte Nachbildung eines leicht ver-
maschten Netzauschnitts des europäischen Übertragungsnetzes ein Neun-Bus-System 
 148 
für die weiterführende Untersuchung der transienten Spannungsstabilität und deren 
Optimierung herangezogen. 
6.4.1 Das Neun-Bus-System 
Das ursprünglich in [74] definierte Neun-Bus-System ist ein generisches Modell eines 
einfachen leicht vermaschten Übertragungsnetzes. Für die Untersuchungen in dieser 
Arbeit wurden die Betriebsmitteldaten gemäß [74] zugrunde gelegt. Abbildung 6.21 
zeigt das Einlinien-Netzschema des Neun-Bus-Systems. 
Die Erzeugung im Neun-Bus-System ist durch drei Kraftwerksblöcke bestehend aus 
Synchrongenerator und Blocktransformator modelliert. Bus 1, Bus 2 und Bus 3 reprä-
sentieren die jeweilige Generatorableitung. Die Sammelschienen Bus 4 bis Bus 9 bil-
den ein 230-kV-Höchstspannungsnetz nach. Die Leitungen sind gemäß [74] durch Se-
rienimpedanzen ZL = RL + jXL und die zugehörigen Querkapazitäten XC nachgebildet. 
Der initiale Lastfluss für die dynamischen Simulationen ist im Anhang in Tabelle B.18 
und Tabelle B.19 beschrieben. 
 
Abbildung 6.21: Einlinien-Netzschema des Neun-Bus-Systems 
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6.4.2 Stückweise Spannungsregler-Optimierung im Neun-Bus-System 
Um der inhomogenen Verteilung verschiedener Erregersysteme in realen Übertra-
gungsnetzen Rechnung zu tragen, wird jedem Generator eines der in Kapitel 6.3 un-
tersuchten Erregersysteme zugeordnet. Generator G1 verfügt über ein ST1A-, G2 über 
ein AC1A- und G3 über ein SEXS-Erregersystem. Die Parametereinstellungen der Er-
regersysteme entsprechen den Einstellwerten in Tabelle B.3, Tabelle B.16 und Tabelle 
B.17 im Anhang. Es wird der Ansatz gewählt, die einzelnen Generatoren getrennt von-
einander zu optimieren. Hierzu wird der zu optimierende Spannungsregler durch ei-
nen PID-Spannungsregler getauscht. Die Sp übrigen Kraftwerke behalten ihre Ur-
sprungsspannungsregler bei. Es handelt sich hierbei um einen praxisnahen Ansatz, da 
die Einstellung von Reglerparametern im Ermessen der einzelnen Kraftwerksbetreiber 
liegt. Eine globale Optimierung von Reglerparametern wird für das reale System als 
unwahrscheinlich angesehen.  
Um die gesamte Einheit des Blockkraftwerks mit einzubeziehen, werden Kurzschluss 
und Lastsprung jeweils an der OS-Seite des Blocktransformators des zu optimierenden 
Kraftwerks simuliert. Optimiert wird auf das Spannungsverhalten der entsprechenden 
Generatorableitung. Es wird ein dreipoliger Kurzschluss mit einer Dauer von 
TKS = 150 ms und ein Blindleistungssprung von QLS = +30 Mvar für die Optimierung 
untersucht. Der Blindleistungssprung ist aufgrund der kleineren Generator-Bemes-
sungsleistungen im Neun-Bus-System kleiner gewählt als für den 500-MVA-Generator 
des Ein-Generator-Modells.  
In Abbildung 6.22 und Abbildung 6.23 sind beispielhaft die Ergebnisse des Span-
nungsverlaufs bei Optimierung des Spannungsreglers von G1 für Kurzschluss und 
Lastsprung an Bus 4 des Neun-Bus-Systems dargestellt. 
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Abbildung 6.22: Spannungsverlauf an Bus 1 infolge eines Kurzschlusses an Bus 4 
 bei Einsatz eines optimierten PID-Spannungsreglers in G1 
Tabelle 6.9: Vergleich des Kurzschlussverhaltens vom Ursprungsregler 
mit dem optimierten PID-Spannungsregler für Generator G1 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umax| 
in 10-3 p.u. 
|umin| 
in 10-3 p.u. 
Tr 
in s 
Lead-Lag Ursprungsregler 11,4082 67,1 18,0 2,73 
Optimierter PID-Regler 6,6294 11,4 6,8 2,00 
Vergleich -4,7788 
-41,9 % 
-55,7 
-83,0 % 
-11,2 
-62,2 % 
-0,73 
-26,7 % 
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Abbildung 6.23: Spannungsverlauf an Bus 1 infolge eines Lastsprungs an Bus 4 
bei Einsatz eines optimierten PID-Spannungsreglers in G1 
Tabelle 6.10: Vergleich des Lastsprungverhaltens vom Ursprungsregler 
mit dem optimierten PID-Spannungsregler für Generator G1 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umax| 
in 10-3 p.u. 
|umin| 
in 10-3 p.u. 
|ustat| 
in 10-3 p.u. 
Ursprungsregler 1,7396 24 97 0,28 
Optimierter PID-Regler 0,7124 10 88 0,11 
Vergleich -1,0272 
-59,0 % 
-14 
-58,3 % 
-9 
-9,3 % 
-0,17 
-94,4 % 
 
Beide Spannungsverläufe zeigen, dass durch die Spannungsregleroptimierung ein 
deutlich verbessertes Spannungsverhalten erreicht wird. Die Ergebnisauswertungen 
in Tabelle 6.9 und Tabelle 6.10 fallen entsprechend zugunsten des PID-Spannungs-
reglers aus. Die stückweise Spannungsregler-Optimierung führt für die drei Kraft-
werke zu den Parametern KP, KI und KD in Tabelle 6.11. Die Spannungsverläufe aus 
der Spannungsregleroptimierung von G2 und G3 sind im Anhang in Abbildung A.20 
bis Abbildung A.23 gezeigt. 
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Tabelle 6.11: PID-Reglerparameter für die gemischte Optimierung 
der Spannungsregler von G1, G2 und G3 
Spannungsregler 
von Generator 
KP KI KD 
G1 (AVR: ST1A) 500 1,1562 54,8437 
G2 (AVR: AC1A) 500 0,0318 6,6520 
G3 (AVR: SEXS) 500 0 30,2901 
 
6.4.3 Auswirkungen der Spannungsregleroptimierung auf die transiente 
Spannungsstabilität zentraler Sammelschienen des Systems 
Neben dem Spannungsverhalten unmittelbar an den Generatorableitungen ist das 
Spannugsverhalten an den zentralen Sammelschienen des Netzes nach der Reglerop-
timierung von Interesse. Hierzu werden die Spannungen an Bus 5, Bus 6 und Bus 8 
betrachtet. Als Störfälle werden ein dreipoliger Kurzschluss mit einer Dauer von 
TKS = 150 ms sowie ein Lastsprung von QLS = 50 Mvar jeweils an Bus 5 untersucht. 
Abbildung 6.24 zeigt den Vergleich der Spannugsverläufe im ursprünglichen und im 
optimierten System an Bus 8 infolge eines Kurzschlusses an Bus 5. Bereits der visuelle 
Vergleich zeigt eine qualitative Verbesserung durch den Einsatz optimierter Span-
nungsregler. Tabelle 6.12 zeigt zudem, dass alle Kenngrößen des Spannungsverlaufs 
im Vergleich zum Ursprungssystem wesentlich verbessert werden. Sowohl der erste 
Überschwinger nach Kurzschlusslöschung, als auch der nachfolgende Unterschwinger 
können jeweils deutlich reduziert werden. Ebenfalls wird im optimierten System we-
sentlich schneller der Toleranzbereich um den stationären Endwert erreicht, was sich 
in einer deutlich reduzierten Ausregelzeit niederschlägt. Insgesamt zeigt das Kurz-
schlussverhalten des optimierten Systems einen gegenüber dem Ursprungssystem um 
43,8 % reduzierten ITAE. 
Tabelle 6.12: Vergleich von Kenngrößen der Spannungsverläufe an Bus 8 infolge eines Kurz-
schlusses an Bus 5 im Ursprungssystem gegenüber der optimierten Spannungsregelung 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umax| 
in 10-3 p.u. 
|umin| 
in 10-3 p.u. 
Tr 
in s 
Ursprungssystem 16,4473 48,5 21,6 3,58 
Optimierte PID-Regler 9,2412 17,8 10,3 2,40 
Vergleich -7,2061 
-43,8 % 
-30,7 
-63,3 % 
-11,3 
-52,3 % 
-1,18 
-32,9 % 
 153 
 
Abbildung 6.24: Spannungsverlauf an Bus 8 infolge eines Kurzschlusses an Bus 5 
im ursprünglichen und im optimierten Neun-Bus-System 
Abbildung 6.25 zeigt den Vergleich der Spannungsverläufe an Bus 8 für einen Last-
sprung an Bus 5. Auch hier ist eine deutliche Verbesserung des Verhaltens zu sehen. 
Zum einen kann der initiale Spannungseinbruch direkt nach Lastzuschaltung deutlich 
reduziert werden, zum anderen wird der stationäre Endwert schnell erreicht. Es ist 
ebenfalls zu beobachten, dass im Ursprungssystem auftretende Schwingungen im op-
timierten System stärker gedämpft sind.  
Ein tabellarischer Kenngrößenvergleich ist in Tabelle 6.13 aufgeführt. Die für einen 
Lastsprung hohen Werte des ITAE entstehen aus der Berechnung gegenüber dem ur-
sprünglichen Spannungswert vor dem Lastsprung. Dieser erfährt eine deutliche statio-
näre Abweichung, weil die Spannungsregler auf die Generatorklemmenspannungen 
regeln und die Spannungen im Netz sich entsprechend der neuen Lastflusssituation 
ändern. Der ITAE lässt sich daher kaum als Bewertungskriterium für die transiente 
Spannungsstabilität infolge eines Lastsprungs an zentralen ungeregelten Sammel-
schienen heranziehen. 
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Abbildung 6.25: Spannungsverlauf an Bus 8 infolge eines Lastsprungs an Bus 5 
im ursprünglichen und im optimierten Neun-Bus-System 
 
Tabelle 6.13: Vergleich von Kenngrößen der Spannungsverläufe an Bus 8 infolge eines Last-
sprungs an Bus 5 im Ursprungssystem gegenüber der optimierten Spannungsregelung 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umin| 
in 10-3 p.u. 
|ustat| 
in 10-3 p.u. 
Ursprungsregler 35,5270 22,1 7,2 
Optimierter PID-Regler 34,2794 18,0 7,0 
Vergleich 1,2476 
-3,5 % 
-4,1 
-18,6 % 
-0,2 
 
 
Weitere Spannungsverläufe infolge von Kurzschluss und Lastsprung an Bus 5 sind für 
Bus 5 und Bus 6 im Anhang in Abbildung A.24 bis Abbildung A.27 dargestellt. 
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6.4.4 Auswirkungen der Spannungsregleroptimierung auf die transiente 
Spannungsstabilität bei veränderter Erzeugungsstruktur 
Die Auswirkungen eines vermehrten Einsatzes erneuerbarer Energien beim Rückgang 
der Anzahl konventioneller Kraftwerke ist auch im Hinblick auf die Entwicklung der 
transienten Spannungsstabilität interessant. Hierzu wird das Kraftwerk 3 des Neun-
Bus-Systems durch einen Windpark bestehend aus 26 Windkraftanlagen mit einer Be-
messungsleistung von je SWKA = 5 MVA und damit mit einer gesamten Anschluss-
scheinleistung von SrWP3 = 130 MVA ersetzt. Der Windpark weist damit die nahezu 
gleiche Bemessungsscheinleistung auf, wie das ursprüngliche Kraftwerk 3 mit 
SrG3 = 128 MVA. Abbildung A.3 im Anhang zeigt den vereinfachtenschematischen Auf-
bau des verwendeten dynamischen Modells der Windkraftanlagen. Im stationären Be-
trieb speist dieser am Netzanschlussknoten, Bus 9, die gleiche Scheinleistung ein wie 
zuvor Kraftwerk 3, SWP3 = SKW3 = (85 - j 15) MVA.  
 
Abbildung 6.26: Einlinien-Netzschema des Neun-Bus-Systems 
mit veränderter Erzeugungsstruktur 
Der Initialzustand für die dynamischen Untersuchungen entspricht damit genau der 
Lastflusssituation im ursprünglichen Netz gemäß Tabelle B.18 und Tabelle B.19 im 
Anhang. Abbildung 6.26 zeigt das Einlinien-Netzschema des Neun-Bus-Systems mit 
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veränderter Erzeugungsstruktur. Der angeschlossene Windpark verhält sich konform 
zum Transmission Code 2007, [31]. Der Einstellwert für die Blindstromeinspeisung 
im Fehlerfall gemäß Gleichung (2.5) ist k = 2. 
Auswirkungen auf das Spannungsverhalten bei Kurzschluss 
Zur Untersuchung des Kurzschlussverhaltens bei veränderter Erzeugungsstruktur wird 
ein dreipoliger Kurzschluss mit einer Dauer von TKS = 150 ms an Bus 5 simuliert.  
Abbildung 6.28 zeigt beispielhaft den Spannungsverlauf an Bus 8 infolge des Kurz-
schlusses. Aufgrund nahe beieinander liegender Spannungsverläufe der untersuchten 
Netzkonstellationen wird auf eine Kennzeichnung von umax, umin und Tr in der Gra-
fik verzichtet. Es ist zu erkennen, dass durch das Ersetzen des Kraftwerks 3 durch 
einen äquivalenten Windpark eine Veränderung der Spannungsstabilität bei Kurz-
schluss entsteht.  
Zur besseren Erklärung der Verläufe sind in Abbildung 6.27 die Blindleistungseinspei-
sung von Windpark bzw. Kraftwerk und der korrespondierende Spannungsverlauf am 
Netzsanschlussknoten, Bus 9, gezeigt. 
 
Abbildung 6.27: Blindleistungseinspeisung (links) von Windpark (rot) und Kraftwerk 3 (blau), 
sowie die zugehörige Spannung an Bus 9 (rechts) während des Kurzschlusses 
Der Windpark speist entsprechend der Vorgaben des Transmission Code 2007 [31] 
einen Blindstrom ein, wodurch die Restspannung an Bus 9 nach dem ersten plötzli-
chen Einbruch bei Kurzschlusseintritt um u1Bus9  0,15 p.u. angehoben wird. Die 
leichte Steigerung der Blindstromeinspeisung des Windparks während des Fehlers 
lässt sich auf das Absinken der Restspannung an Bus 9 zurückführen. Dies ist wie-
derum das Ergebnis des Einflusses der verbleibenden Kraftwerke 1 und 2 und deren 
kontinuierliche Reaktanzverringerung auf die Restspannungen im System während 
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des Fehlers. Im Vergleich zum System mit Kraftwerk 3 ist eine niedrigere Restspan-
nung während des Fehlers zu erkennen. Dies lässt sich mit der wesentlich höheren 
Blindstromeinspeisung aus Kraftwerk 3 erklären. 
Nach Fehlerlöschung geht sowohl die Blindstromeinspeisung des Windparks als auch 
des Kraftwerks zurück. Es kommt zu Schwingungen zwischen den einzelnen Syn-
chrongeneratoren. Hier zeigt sich im Fall des Windparkeinsatzes eine geringere Dämp-
fung der Oszillationen aufgrund der verminderten Systemträgheit bedingt durch die 
fehlende rotierende Masse des Kraftwerks 3. Die Spannungsregleroptimierung ermög-
licht es, das positive und negative Überschwingen der Spannungen der zu Bus 5 elek-
trisch nahen Netzknoten zu begrenzen. Es zeigt sich ein verbessertes Verhalten gegen-
über dem System mit Windpark aber ohne Spannungsregleroptimierung und, im Be-
reich der ersten Schwingungen nach Kurzschlusslöschung, sogar gegenüber dem Ur-
sprungssystem, das über alle drei Kraftwerke verfügt.  
Eine Quantifizierung der Verbesserung der Spannungsstabilität ist in Tabelle 6.14 ge-
zeigt. Die Verläufe an den verbleibenden zentralen Netzknoten, Bus 5 und Bus 6, fol-
gen jeweils qualitativ dem hier gezeigten Spannungsverhalten an Bus 8. Sie sind im 
Anhang in Abbildung A.28 und Abbildung A.29 gezeigt. 
 
Abbildung 6.28: Spannungsverlauf an Bus 8 infolge eines Kurzschlusses an Bus 5 im Ursprungs-
netz im Netz mit Windpark ohne und mit Spannungsregleroptimierung 
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Tabelle 6.14: Vergleich des Spannungsverlaufs an Bus 8 infolge eines Kurzschlusses an Bus 5 im 
Ursprungssystem und im System mit Windpark mit und ohne Optimierung 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umax| 
in 10-3 p.u. 
|umin| 
in 10-3 p.u. 
Tr 
in s 
Ursprungssystem 16,4805 48,6 21,6 4,58 
System mit Windpark 
nicht optimiert 
17,5850 43,3 33,0 4,91 
System mit Windpark  
optimiert 
16,6542 29,4 19,7 4,84 
Vergleich der Systeme mit 
Windpark mit und  
ohne Optimierung 
-0,9308 
-5,3 % 
-13,9 
-32,1 % 
-13,3 
-40,3 % 
-0,07 
-1,4 % 
Vergleich des Ursprungssy-
stems mit dem optimierten 
System mit Windpark 
+0,1737 
+1,1 % 
-19,2 
-39,5 % 
-1,9 
-8,8 % 
+0,26 
+5,7 % 
 
Auswirkungen auf das Spannungsverhalten bei Lastsprung 
Zur Untersuchung des Verhaltens bei Lastsprung für eine veränderte Erzeugungsstruk-
tur wird ein Blindleistungssprung von Q = +30 Mvar an Bus 5 zum Zeitpunkt t = 1 s 
simuliert. Abbildung 6.30 zeigt beispielhaft den entsprechenden Spannungsverlauf an 
Bus 8. Für eine bessere Analyse des Spannungsverlaufs an Bus 8 zeigt Abbildung 6.29 
die Blindleistungseinspeisung von Windpark bzw. Kraftwerk 3 sowie den korrespon-
dierenden Spannungsverlauf am Netzanschlussknoten, Bus 9. 
 
Abbildung 6.29: Blindleistungseinspeisung (links) von Windpark (rot) und Kraftwerk 3 (blau), 
sowie die zugehörige Spannung an Bus 9 (rechts) infolge des Lastsprungs 
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In Abbildung 6.29 ist zu sehen, dass der Windpark infolge des Lastsprungs keine zu-
sätzliche Blindleistung liefert. Seine Blindleistungseinspeisung verbleibt auf dem 
Initalwert. Das Kraftwerk regelt auf seine Klemmenspannung und weist daher eine 
entsprechende Blindleistungseinspeisung auf. Entsprechend entstehen im Ursprungs-
system durch den zusätzlichen Blindleistungsbeitrag von Kraftwerk 3 kleinere Span-
nungsabweichungen direkt nach dem Lastsprung.  
Wie in Abbildung 6.30 gezeigt, kann durch den Einsatz der optimierten Reglerpara-
meter in den Kraftwerken 1 und 2 eine Anhebung des Spannungseinbruchs nach dem 
Lastsprung erreicht werden. Auch der stationäre Endwert der Knotenspannung ist auf 
einem gegenüber dem System mit Windpark und Ursprungsregler der Kraftwerke 1 
und 2 leicht höheren Niveau. Die transiente Spannungsstabilität wird damit im System 
mit Erzeugung aus erneuerbaren Energien durch Spannungsregleroptimierung bei 
den beiden verbleibenden Kraftwerken 1 und 2 gegenüber einem nicht optimierten 
System sichtbar verbessert. Eine Quantifizierung der Verbesserung der Spannungssta-
bilität ist in Tabelle 6.15 gezeigt.  
 
Abbildung 6.30: Spannungsverlauf an Bus 8 infolge eines Blindleistungssprungs an Bus 5 im  
Ursprungsnetz, im Netz mit Windpark anstatt G3 ohne und mit Spannungsregleroptimierung 
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Tabelle 6.15: Vergleich des Spannungsverlaufs an Bus 8 infolge eines Lastsprungs an Bus 5 im 
Ursprungssystem und im System mit Windpark statt Kraftwerk 3 mit und ohne Optimierung 
Regler 
ITAE 
über 10 s 
in p.u. s² 
|umin| 
in 10-3 p.u. 
|ustat| 
in 10-3 p.u. 
Ursprungssystem 35,5268 22,1 7,2 
System mit Windpark statt 
Kraftwerk 3 - nicht optimiert 
63,1498 32,9 12,8 
System mit Windpark statt 
Kraftwerk 3 - optimiert 
60,9969 29,5 12,4 
Vergleich der Systeme mit 
Windpark mit und  
ohne Optimierung 
-2,1529 
-3,4 % 
-3,4 
-10,3 % 
-0,4 
-3,1 % 
Vergleich des Ursprungssy-
stems mit dem optimierten 
System mit Windpark 
+25,4701 
+71,7 % 
+7,4 
+33,5 % 
 
+5,2 
+72,2 % 
 
Die korrespondierenden Spannungsverläufe an den verbleibenden zentralen Netzko-
ten, Bus 5 und Bus 6, sind im Anhang in Abbildung A.30 und Abbildung A.31 zu sehen. 
Auch hier wird eine Verbesserung der transienten Spannungsstabilität durch den Ein-
satz der Spannungsregleroptimierung bei den beiden verbleibenden Kraftwerken 1 
und 2 erreicht. 
6.4.5 Zusammenfassung der Ergebnisse der Spannungsregleroptimierung 
im Neun-Bus-System 
Der Einsatz der stückweisen Spannungsregleroptimierung der einzelnen Kraftwerke 
im Neun-Bus-System führt zusammenfassend zu einem verbesserten transienten 
Spannungsverhalten aller Netzknoten für den Fall symmetrischer Störungen. Insbe-
sondere zeigt sich, dass neben dem Spannungsverhalten an den Sammelschienen und 
Ableitungen der Kraftwerke auch das Spannungsverhalten an den zentralen Sammel-
schienen des Systems Bus 5, Bus 6 und Bus 8 infolge von beispielhaften Störungen an 
der zentralen Sammelschiene Bus 5 durch die Spannungsregleroptimierugn verbessert 
werden kann. 
Die erreichten Verbesserungen der Spannungsverläufe an Bus 5, Bus 6 und Bus 8 bei 
Kurzschluss an Bus 5 sind in Tabelle 6.16 aufgelistet.  
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Tabelle 6.16: Durch Spannungsregleroptimierung erreichte Verbesserung 
des Spannungsverlaufs zentraler Sammelschienen bei Kurzschluss an Bus 5 
Verbesserung 
gegenüber  
Ursprungssystem 
Bus 5 Bus 6 Bus 8 
ITAE über 10 s 
 in p.u. s² 
 in % 
 
6,5359 
34,3 
 
7,4845 
46,6 
 
7,2061 
43,8 
|umax| 
 in 10-3 p.u. 
 in % 
 
41,7 
71,4 
 
47,2 
79,2 
 
30,7 
63,3 
|umin| 
 in 10-3 p.u. 
 in % 
 
13,7 
39,9 
 
12,7 
45,8 
 
11,3 
52,3 
Tr 
 in s 
 in % 
 
1,08 
25,4 
 
1,14 
31,8 
 
1,18 
33,0 
 
Es ist zu sehen, dass alle Bewertungsparameter des transienten Spannungsverhaltens 
bei Kurzschluss deutlich verbessert werden. Das Überschwingen nach Kurzschlusslö-
schung umax kann um ca. 60-80 % reduziert werden. Der korrespondierende negative 
Überschwinger umin kann um ca. 40-50 % reduziert werden. Die Ausregelzeit Tr bis 
zum Erreichen des Spannungsbandes 5 % um den stationären Spannungswert vor 
dem Kurzschluss wird um ca. 25-30 % und damit jeweils um ca. 1 s reduziert. 
Die erreichten Verbesserungen der Spannungsverläufe an Bus 5, Bus 6 und Bus 8 bei 
Lastsprung an Bus 5 sind in Tabelle 6.17 aufgelistet. Hier zeigen sich im Vergleich 
zum Kurzschluss rein quantitativ weniger deutliche Verbesserungen. Zu erklären ist 
dies mit der wesentlich geringeren Belastung des Systems durch einen Blindleistungs-
sprung. Während beim Kurzschluss die Spannung am betroffenen Bus 5 komplett auf 
Null einbricht, entsteht im Fall eines Lastsprungs nur ein relativ kleiner Spannungs-
sprung entsprechend der zugeschalteten Blindleistung. 
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Tabelle 6.17: Durch Spannungsregleroptimierung erreichte Verbesserung 
des Spannungsverlaufs zentraler Sammelschienen bei Lastsprung an Bus 5 
Verbesserung 
gegenüber  
Ursprungssystem 
Bus 5 Bus 6 Bus 8 
ITAE über 10 s 
 in p.u. s² 
 in % 
 
1,0848 
0,6 
 
0,7708 
1,5 
 
1,2476 
3,5 
|umin| 
 in 10-3 p.u. 
 in % 
 
2,9 
5,7 
 
2,9 
12,4 
 
4,1 
18,6 
|ustat| 
 in 10-3 p.u. 
 in % 
 
0,1 
0,3 
 
0,2 
1,9 
 
0,2 
2,8 
 
Aus Tabelle 6.17 lässt sich vor allem erkennen, dass der Spannungseinbruch umin 
direkt nach Lastzuschaltung um ca. 6-19 % reduziert werden kann. Ebenfalls ergeben 
sich leichte Verbesserungen der stationären Abweichung ustat, die allerdings in dieser 
Größenordnung nicht praxisrelevant sind. Zudem lässt sich in den Spannungsverläu-
fen des optimierten Systems eine stärkere Dämpfung der entstehenden Oszillationen 
beobachten. Ob es sich hier um eine zufällige Auswirkung auf das untersuchte Neun-
Bus-System handelt oder ob die Spannungsregleroptimierung generell zur Dämpfung 
von Oszillationen beiträgt kann an dieser Stelle nicht sicher beantwortet werden. 
Für den Fall des Einsatzes eines Windparks anstelle von Kraftwerk 3 zeigt sich, dass 
durch die Spannungsregleroptimierung die Verschlechterung der transienten Span-
nungsverläufe aufgrund der eingeschränkten Blindstromlieferung des Windparks zum 
Teil ausgeglichen werden kann.  
Tabelle 6.14 zeigt den entsprechenden Ergebnisvergleich der Spannungsverläufe an 
Bus 8 für einen Kurzschluss an Bus 5. Hier können gegenüber dem Ursprungssystem 
auch im System mit Windpark durch Spannungsregleroptimierung das Über- und Un-
terschwingen der Spannung umax und umin nach Kurzschlusslöschung um ca. 40 % 
und 9 % reduziert werden. Die Ausregelzeit Tr erhöht sich im nicht optimierten System 
mit Windpark gegenüber dem Ursprungssystem um ca. 0,3 s und kann auch durch die 
Optimierung nicht signifikant verbessert werden. Bus 5 und Bus 6 zeigen ähnliche 
Ergebnisse. 
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In Tabelle 6.15 sind die korrespondierenden Ergebnisse der Spannungsverläufe an 
Bus 8 für einen Lastsprung an Bus 5 verglichen. Es zeigt sich, dass die Spannungsreg-
leroptimierung gegenüber dem nicht optimierten System mit Windpark im Wesentli-
chen eine Verbesserung des Spannungseinbruchs umin direkt nach Lastzuschaltung 
um ca. 10 % erreicht. Eine signifikante Verbesserung der stationären Abweichung 
ustat durch die Optimierung kann für diesen Untersuchungsfall jedoch nicht erreicht 
werden. 
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7 Fazit und Ausblick 
In Zukunft ist in Europa mit einem Rückgang der Anzahl konventioneller Kraftwerke 
zu rechnen. Der vermehrte Zubau erneuerbarer Energien führt zunehmend zu Netz-
situationen mit sehr niedrigen Residuallasten. Infolgedessen können viele konventio-
nelle Kraftwerke ihre notwendigen Deckungsbeiträge nicht mehr generieren und wer-
den mittelfristig vom Netz gehen. Trotzdem stellen konventionelle Kraftwerke nach 
wie vor wichtige Akteure der Primärregelung der Netzfrequenz und der Spannungs-
regelung dar.  
In dieser Arbeit wurden Simulationen zur zukünftigen transienten Frequenzstabilität 
bei veränderter Erzeugungsstruktur in Kontinentaleuropa mit Hilfe eines vereinfach-
ten Netzmodells durchgeführt. Hierbei wurden auch die zu erwartenden zukünftigen 
Anforderungen an ein primärregelndes konventionelles Kraftwerk untersucht. 
Desweiteren wurde anhand von generischen Netzmodellen untersucht, wie sich die 
transiente Spannungsstabilität durch Optimierung der Spannungsregler konventionel-
ler Kraftwerke verbessern lässt, wie sich eine Spannungsregleroptimierung auf die 
transiente Spannungstabilität eines Verbundnetzbereichs auswirkt und wie durch 
Spannungsregleroptimierung in den verbleibenden konventionellen Kraftwerken ei-
nes Verbundnetzes dem Einfluss eines vermehrten Zubaus erneuerbarer Energien auf 
die transiente Spannungsstabilität entgegengewirkt werden kann. 
7.1 Fazit aus den Untersuchungen zur transienten Frequenz-
stabilität 
Die transiente Frequenzstabilität wurde anhand der Auswirkungen eines 3-GW-Erzeu-
gungsausfalls untersucht. Es ergeben sich durch den zukünftigen Wandel in der Er-
zeugungsstruktur drei Effekte in der Frequenzdynamik: 
Auswirkungen auf den initialen Frequenzgradienten 
Im Schwachlastfall bei gleichzeitig hoher Einspeisung aus erneuerbaren Energien 
kommt es aufgrund der niedrigen Residuallast zu einer geringen Zahl aktuell am Netz 
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befindlicher konventioneller Kraftwerke. Dies wirkt sich wegen der entsprechend 
niedrigeren Trägheit aller synchron am Netz rotierender Massen im System auf den 
Frequenzgradienten direkt nach einer Störung aus. Bei verkleinertem am Netz befind-
lichen konventionellen Kraftwerkspark ist mit einem erhöhten Frequenzgradienten zu 
rechnen. In den Simulationsergebnissen zeigt sich, dass der vermehrte Einsatz von 
Gaskraftwerken aufgrund der generell etwas höheren Trägheitskonstante zu einem 
kleineren Frequenzgradienten gegenüber dem gleichen Szenario mit einer Bevorzu-
gung großer Dampfkraftwerksblöcke führt. Sehr hohe Frequenzgradienten 
> 200 mHz werden erst in den beiden Extremwertszenarien beobachtet. Ein beson-
ders hoher initialer Frequenzgradient entsteht im Extremszenario (b) bei Bereitstel-
lung von Primärregelleistung durch über Umrichter einspeisende Erzeugungsanlagen, 
da diese über keine synchron an das Verbundnetz gekoppelte rotierende Massen ver-
fügen.  
Auswirkungen auf die Frequenzdynamik der Primärregelung 
Die Frequenzdynamik nach Einsetzen der Primärregelung ist vor allem abhängig von 
der Regeldynamik der primärregelnden Erzeugungsanlagen. Hier kann gezeigt wer-
den, dass durch schnelle Regelleistungsbereitstellung, z.B. durch schnelle Gaskraft-
werke, eine wesentliche Erhöhung des Frequenztiefpunktes fdyn bei sonst gleichblei-
bender Netzsituation und gleichbleibendem Störfall erreicht werden kann. In keinem 
der untersuchten Zukunftsszenarien für das Jahr 2030 wird der ENTSO-E-Grenzwert 
für dynamische Vorgänge von fdyn,min = 49,2 Hz unterschritten. Im Fall der Bereitstel-
lung von Primärregelleistung durch umrichtergespeiste Anlagen, in dem sich ein sehr 
hoher Frequenzgradient beobachten lässt, wird dieser durch die gegenüber konven-
tionellen Kraftwerken relativ schnelle Regelleistungsbereitstellung aus umrichterge-
speiste Anlagen zurückgeführt. Auch hier liegt der Frequenztiefpunkt mit 
fdyn = 49,5 Hz zwar sehr niedrig, jedoch weit oberhalb des ENTSO-E Grenzwertes.  
Auswirkungen auf die Frequenzabweichung nach Primärregelung 
Auch bei einer starken Verringerung der Anzahl ans Netz angeschlossener konventio-
neller Kraftwerke in den extremeren Zukunftsszenarien für 2030 zeigt sich, dass 
genügend Kraftwerke zur Vorhaltung von Primärregelleistung entsprechend einer 
Mindestnetzkennzahl der aktiven Primärregelakteure von 15000 MW/Hz zur Verfü-
gung stehen.  
Falls die Primärregelleistung zukünftig zu großen Teilen über Regelleistungsmärkte 
beschafft wird, ist davon auszugehen, dass die Netzkennzahl der aktiven Regelakteure 
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zukünftig dauerhaft im Bereich der Mindestvorgabe von 15000 MW/Hz liegen wird. 
Eine Überdeckung der mindestens geforderten Netzkennzahl bei einer Komplettbe-
schaffung der Primärregelleistung über Marktplätze ist aus wirtschaftlichen Gründen 
nicht sinnvoll.  
Anforderungen an ein primärregelndes konventionelles Dampfkraftwerk 
Die Untersuchungsergebnisse zu den Anforderungen der Primärregelung an ein ein-
zelnes 500-MVA-Kohlekraftwerk zeigen, dass es in Zukunft bei einer pauschalen Sta-
tikregelung von Dampfkraftwerken zu Problemen bezüglich der angeforderten Lei-
stungsgradienten und der absoluten Höhe der Primärregelleistungsanforderung kom-
men kann. 
Infolge hoher Frequenzgradienten werden von pauschal statikgeregelten Kraftwerken 
Leistunsgradienten angefordert, die durch die klassische Ventilandrosselung der 
Hochdruckturbine nicht mehr bereitgestellt werden können. Durch die Nutzung an-
derer Primärregelmechanismen wie z.B. Kondensatstau bei Abschaltung des Nieder-
druck-Vorwärmers lassen sich hier höhere Leistungsmengen bereitstellen. Es gilt je-
doch zu untersuchen, inwiefern diese Mechanismen bei einem Großteil der konven-
tionellen Dampfkraftwerke etabliert werden können und ob sich durch deren Nutzung 
eine Lebensdauerverringerung der entsprechenden Anlagen ergibt. 
Ebenfalls muss bei einer niedrigen Netzkennzahl im Bereich der Mindestvorgabe von 
15000 MW/Hz das Einzelkraftwerk bei gleicher Statikeinstellung zunehmend mehr 
Regelleistung zur Verfügung stellen. Es kann so dazu kommen, dass Dampfkraftwerke 
bei großen Frequenzabweichungen der Regelleistungsanforderung gemäß ihrer Statik 
nicht mehr nachkommen können. Die reale Netzkennzahl würde im Fall einer Groß-
störung hinter der Mindestvorgabe der ENTSO-E zurückbleiben. 
Hier sollte in Zukunft darauf geachtet werden, dass Primärregelleistung entweder 
komplett über Marktplätze durch präqualifizierte Teilnehmer erbracht wird, oder dass 
die gemäß der pauschalen Statikeinstellungen konventioneller Kraftwerke zu liefer-
ende Primärregelleistung bei fstat = 200 mHz die maximal vorhaltbare Primärregel-
leistung nicht übersteigt.  
Ebenfalls ist sicherzustellen, dass im Fall sehr hoher Frequenzgradienten 
> 200 mHz/s die Anforderungen an die Leistungsgradienten statikgeregelter Kraft-
werke erfüllbar bleiben. Hier sollten bestehende Statikeinstellungen überprüft und 
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angepasst werden, falls nicht auf eine komplett marktbasierte Primärregelleistungsbe-
schaffung übergegangen wird.  
Im Hinblick auf die zukünftigen Anforderungen an Primärregelakteure wird eine zu-
sätzliche Bepreisung hoher Primärregelleistungsgradienten in den ersten Sekunden 
nach einem Störfall empfohlen. Allein der Zeitbreich von 30 s bis zur vollständigen 
Erbringung der Primärregelleistung wird nicht als ausreichend zur Beherrschung zu-
künftiger Frequenzgradienten angesehen. 
7.2 Fazit aus den Untersuchungen zur transienten Span-
nungsstabilität 
Die Untersuchungsergebnisse der Spannungsregleroptimierung zeigen, dass bei Kraft-
werksmodernisierungen der Tausch des Spannungsreglers durch einen optimierten 
PID-Regler unabhängig vom eingesetzten Erregersystem sinnvoll ist und für eine Ver-
besserung der transienten Spannungsstabilität sorgt. Eine Optimierung entsprechend 
einer gemischten Zielfunktion aus Kurzschluss- und Lastsprungverhalten liefert Reg-
lerparameter, die für die üblichen symmetrieschen Störungsbelastungen des Span-
nungsreglers eines konventionellen Kraftwerks zu einem verbesserten transienten 
Spannungsverhalten führen. 
Die Ergebnisse der Untersuchungen im Neun-Bus-System zeigen, dass eine stückweise 
Optimierung der Spannungsregler einzelner Kraftwerke auch bei inhomogener Vertei-
lung von Erregersystemen in einem Teilbereich eines Verbundnetzes zu einer verbes-
serten transienten Spannungsstabiliät führt. Auch das Spannungsverhalten der zen-
tralen Sammelschienen eines solchen Netzabschnitts im Störungsfall verbessert sich 
sichtbar. 
Durch den vermehrten Einsatz von erneuerbaren Energien kommt es bei gleichzeitig 
verringerter Anzahl konventioneller Kraftwerke zu einer Verschlechterung der tran-
sienten Spannungsstabilität. Dies liegt vor allem an der geringeren Blindleistungsein-
speisung von erneuerbaren Energien im Störungsfall gegenüber dem Synchrongene-
rator eines konventionellen Kraftwerks gleicher Bemessungsleistung. Hier zeigt sich, 
dass der Verschlechterung der transienten Spannungsstabilität mit einer Optimierung 
der Spannungsregler der im Netz verbleibenden konventionellen Kraftwerke entge-
gengewirkt werden kann. 
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7.3 Ausblick 
Als fernes Ziel wird oft die europaweite Stromerzeugung aus 100 % erneuerbaren 
Energien angegeben. Infolgedessen wird sich der konventionelle Kraftwerkspark auch 
über die in dieser Arbeit beleuchteten Ausprägungen hinaus weiter verringern. 
Sobald die insgesamt in Europa zur Verfügung stehenden primärregelfähigen Kraft-
werke die Mindestvorgabe einer Netzkennzahl von 15000 MW/Hz der aktiven Primär-
regelakteure nicht mehr komplett erfüllen können, ist es notwendig in größerem Um-
fang Primärregelleistung aus anderen Erzeugungseinheiten bereitzuhalten. Hier soll-
ten zukünftige Forschungsvorhaben die Fähigkeiten verschiedenster Erzeugungsein-
heiten (z.B. angedrosselte Windkraftanlagen, Speicherlösungen, Lastmanagement) 
zur Bereitstellung schneller Regelleistung untersuchen. 
Im Hinblick auf die im europäischen Verbundnetz zu erwartenden sehr hohen Fre-
quenzgradienten ist von Interesse, welche konkreten Primärregelakteure zukünftig 
möglichst schnell und mit hohen Leistungsgradienten Primärregelleistung zur Verfü-
gung stellen können, um die transiente Frequenzstabilität auch langfristig sicherzu-
stellen. 
In der Spannungsregelung werden derzeit an kritischen Netzknoten bereits statische 
Blindleistungskompensatoren als Ersatz für die stationäre Blindleistungseinspeisung 
stillgelegter konventioneller Kraftwerke eingesetzt. Hier muss langfristige ein Ersatz 
für die dynamische Spannungsregelung gefunden werden. Dies könnten spannungs-
regelnde Windparks oder auch HGÜ-Umruchterstationen sein. Die in dieser Arbeit 
vorgestellte Spannungsregleroptimierung kann für den Übergangszeitraum sicherstel-
len, dass die am Netz verbleibenden konventionellen Kraftwerke einen größtmögli-
chen Beitrag zur transienten Spannungsstabilität liefern. Die Methodik der Reglerop-
timierung lässt es jedoch ebenfalls zu, die Spannungsregler anderer zukünftiger Blind-
leistungserzeuger auszulegen. Hier ist zu prüfen, ob die vorgestellte Methodik zur 
Spannungsregleroptimierung auch für die Reglerauslegung anderer Blindleistungsein-
speiser gute Ergebnisse liefert. 
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A   Abbildungen 
 
Abbildung A.1: Blockschaltplan des im vereinfachten Netzmodell des  
kontinentaleuropäischen Netzgebietes verwendeten Pendeldämpfungsgerätes 
 
Abbildung A.2: Blockschaltplan des Primärreglermodells von über Umrichter 
einspeisenden Erzeugungsanlagen zur PRL-Lieferung (z.B. Batteriespeicher) 
 
 
Abbildung A.3: Blockschaltplan des dynamischen Modells einer 5-MVA-Windkraftanlage 
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Ergebnisse Frequenzuntersuchungen: Szenario V1 
 
Abbildung A.4: Frequenzverläufe nach Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung in Szenario V1 
 
Abbildung A.5: Turbinenleistung eines 500-MVA-Kohleblocks infolge eines 
3-GW-Erzeugungsausfalls für verschiedene Statikeinstellungen in Szenario V1 
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Ergebnisse Frequenzuntersuchungen: Szenario V2 
 
Abbildung A.6: Frequenzverläufe nach Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung in Szenario V2 
 
Abbildung A.7: Turbinenleistung eines 500-MVA-Kohleblocks infolge eines 
3-GW-Erzeugungsausfalls für verschiedene Statikeinstellungen in Szenario V2 
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Ergebnisse Frequenzuntersuchungen: Szenario V3a 
 
Abbildung A.8: Frequenzverläufe nach Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung in Szenario V3a 
 
Abbildung A.9: Turbinenleistung eines 500-MVA-Kohleblocks infolge eines 
3-GW-Erzeugungsausfalls für verschiedene Statikeinstellungen in Szenario V3a 
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Ergebnisse Frequenzuntersuchungen: Szenario V3b 
 
Abbildung A.10: Frequenzverläufe nach Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung in Szenario V3b 
 
Abbildung A.11: Turbinenleistung eines 500-MVA-Kohleblocks infolge eines 
3-GW-Erzeugungsausfalls für verschiedene Statikeinstellungen in Szenario V3b 
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Ergebnisse Frequenzuntersuchungen: Szenario V4a 
 
Abbildung A.12: Frequenzverläufe nach Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung in Szenario V4a 
 
Abbildung A.13: Turbinenleistung eines 500-MVA-Kohleblocks infolge eines 
3-GW-Erzeugungsausfalls für verschiedene Statikeinstellungen in Szenario V4a 
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Ergebnisse Frequenzuntersuchungen: Szenario V4b 
 
Abbildung A.14: Frequenzverläufe nach Ausfall von 3 GW Erzeugungsleistung in Szenario V4b 
 
Abbildung A.15: Turbinenleistung eines 500-MVA-Kohleblocks infolge eines 
3-GW-Erzeugungsausfalls für verschiedene Statikeinstellungen in Szenario V4b 
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Ergebnisse Frequenzuntersuchungen: Extremwertszenario Variante (a) 
 
Abbildung A.16: Frequenzverläufe nach Ausfall von 3 GW Erzeugung im Extremszenario (a) 
 
Abbildung A.17: Turbinenleistung eines 500-MVA-Kohleblocks infolge eines 
3-GW-Erzeugungsausfalls für verschiedene Statikeinstellungen im Extremszenario (a) 
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Ergebnisse Frequenzuntersuchungen: Extremwertszenario Variante (b) 
 
Abbildung A.18: Frequenzverläufe nach Ausfall von 3 GW Erzeugung im Extremszenario (b) 
 
Abbildung A.19: Turbinenleistung eines 500-MVA-Kohleblocks infolge eines 
3-GW-Erzeugungsausfalls für verschiedene Statikeinstellungen im Extremszenario (b) 
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Ergebnisse Spannungsregleroptimierung: 
Stückweise Optimierung des SEXS-Spannungsreglers im Neun-Bus-System 
 
Abbildung A.20: Spannungsverlauf an Bus 2 aufgrund eines Kurzschlusses an Bus 7 
bei Einsatz eines gemischt optimierten PID-Spannungsreglers in G2 
 
 
Abbildung A.21: Spannungsverlauf an Bus 2 aufgrund eines Lastsprungs an Bus 7 
bei Einsatz eines gemischt optimierten PID-Spannungsreglers in G2 
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Abbildung A.22: Spannungsverlauf an Bus 3 aufgrund eines Kurzschlusses an Bus 9 
bei Einsatz eines gemischt optimierten PID-Spannungsreglers in G3 
 
 
Abbildung A.23: Spannungsverlauf an Bus 3 aufgrund eines Lastsprungs an Bus 9 
bei Einsatz eines gemischt optimierten PID-Spannungsreglers in G3 
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Ergebnisse Spannungsregleroptimierung: 
Spannungsverhalten zentraler Sammelschienen des Neun-Bus-Systems 
 
Abbildung A.24: Spannungsverlauf an Bus 5 aufgrund eines Kurzschlusses an Bus 5 
im ursprünglichen und im optimierten Neun-Bus-System 
 
Abbildung A.25: Spannungsverlauf an Bus 5 aufgrund eines Lastsprungs an Bus 5 
im ursprünglichen und im optimierten Neun-Bus-System 
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im ursprünglichen und im optimierten Neun-Bus-System 
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Abbildung A.29: Spannungsverlauf an Bus 6 infolge eines Kurzschlusses an Bus 5 im Ursprungs-
netz, im Netz mit Windpark ohne und mit Spannungsregleroptimierung 
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Abbildung A.30: Spannungsverlauf an Bus 5 infolge eines Lastsprungs an Bus 5 im Ursprungs-
netz, im Netz mit Windpark ohne und mit Spannungsregleroptimierung 
 
Abbildung A.31: Spannungsverlauf an Bus 6 infolge eines Lastsprungs an Bus 5 im Ursprungs-
netz, im Netz mit Windpark ohne und mit Spannungsregleroptimierung 
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B   Tabellen 
Tabelle B.1: Modelldaten der Synchrongeneratoren der einzelnen Kraftwerke 
des kontinentaleuropäischen Netzmodells (Datenquelle: [44]) 
Parameter 
Kern-
kraft u. 
Kohle 
Gas Wasser 
Bemessungsscheinleistung SrG in MVA 
500/ 
1000 
200 200 
Bemessungsspannung UrG in kV 21 21 21 
Bemessungsleistungsfaktor cosrG 0,8 ind. 0,8 ind. 0,8 ind. 
Ständerwiderstand rs in p.u. 0,002 0,001 0,004 
Streureaktanz xl in p.u. 0,16 0,17 0,17 
Längsreaktanz xd in p.u. 1,81 2 1,4 
Querreaktanz xq in p.u. 1,76 1,9 0,9 
Transiente Längsreaktanz x'd in p.u. 0,3 0,35 0,3 
Transiente Querreaktanz x'q in p.u. 0,61 0,65 - 
Subtransiente Längsreaktanz x"d in p.u. 0,22 0,25 0,2 
Subtransiente Querreaktanz x"q in p.u. 0,25 0,28 0,3 
Transiente Leerlaufzeitkonstante T 'd0 in s 7,8 6 7 
Transiente Leerlaufzeitkonstante T 'q0 in s 0,9 0,7 - 
Subtransiente Leerlaufzeitkonstante T "d0 in s 0,022 0,015 0,02 
Subtransiente Leerlaufzeitkonstante T "q0 in s 0,074 0,058 0,04 
Trägheitskonstante H in MWs/MVA 4 6 3 
 
Tabelle B.2: Modelldaten der Blocktransformatoren 
des kontinentaleuropäischen Netzmodells 
Parameter Wert 
Bemessungsscheinleistung SrT in MVA 500 
Bemessungsspannung OS  UrTOS in kV 380 
US  UrTUS in kV 21 
Relative Kurzschlussspannung  ukr in % 10 
Die Blocktransformatoren sind als verlustlos angenommen: uRr = 0 %. 
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Tabelle B.3: Parametersatz des SEXS-Spannungsreglers 
für den Einsatz im kontinentaleuropäischen Netzmodell 
Parameter 
KA 
in p.u. 
TA 
in s 
TB 
in s 
TE 
in s 
Emin 
in p.u. 
Emax 
in p.u. 
Einstellwert 200 3 10 0,1 0 4 
 
Tabelle B.4: Parametersatz des IEEEG1-Turbinenreglers 
für den Einsatz im kontinentaleuropäischen Netzmodell 
Parameter Einstellwert 
KKW in p.u./Hz Je nach Statik 
T1 in s 0,2 
T2 in s 0 
T3 in s 0,1 
T4 in s 0,25 
T5 in s 4 
T6 in s 4 
T7 in s 0,4 
K1 in p.u. 0,22 
K2 in p.u. 0 
K3 in p.u. 0,22 
K4 in p.u. 0 
K5 in p.u. 0,3 
K6 in p.u. 0 
K7 in p.u. 0,26 
K8 in p.u. 0 
?̇?𝐦𝐢𝐧 in p.u./s -0,1 
?̇?𝐦𝐚𝐱 in p.u./s 0,1 
𝒗𝐦𝐢𝐧 in p.u. 0 
𝒗𝐦𝐚𝐱 in p.u. 1 
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Tabelle B.5: Parametersatz des GGOV1-Turbinenreglers 
für den Einsatz im kontinentaleuropäischen Netzmodell 
Parameter Einstellwert 
KKW in p.u./Hz Je nach Statik 
Lastreferenz in p.u. 1,2 
KTurb in p.u. 1 
Wfnl in p.u. 0,01 
KPload in p.u. 0,01 
Tfload in s 0,2 
Tsa in s 0,5 
Tsb in s 5 
Ta in s 0,1 
Ka in p.u. 10 
Kimw in p.u. 0 
Tpelec in s 2 
Auswahl Statik 
Rückkopplung 
Rückkopplungszweig hinter 
Ventil (mittlere Position) 
aset in p.u./s 1 
KPgov in p.u. 5 
KIgov in p.u. 0,05 
KDgov in p.u. 5 
TDgov in s 0,1 
Tact in s 0,1 
Dm in p.u. 0,001 
flag 
(Brennstoffzufuhr) 
0 
Teng in s 0,01 
Vmin,closed in p.u. 0 
Vmax,open in p.u. 1 
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Tabelle B.6: Parametersatz des HYGOV-Turbinenreglers 
für den Einsatz im kontinentaleuropäischen Netzmodell 
Parameter Einstellwert 
KKW in p.u./Hz Je nach Statik 
Tr in s 3 
Tf in s 0,1 
Tg in s 0,2 
TW in s 1 
At in p.u. 1 
Dturb in p.u. 0,01 
qnl in p.u. 0,01 
r in p.u. 0,1 
gmin,closed in p.u. 0 
gmax,open in p.u. 1 
 
Tabelle B.7: Parametersatz der Pendeldämpfungsgeräte (vgl. Abbildung A.1) 
für den Einsatz im kontinentaleuropäischen Netzmodell 
Parameter Einstellwert 
K in p.u. Einstellwerte 
zwischen 10 und 50 
T in s 10 
T1 in s 0,5 
T2 in s 0,5 
T3 in s 0,05 
T4 in s 0,05 
HLim in p.u. 0,03 
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Tabelle B.8: Aktuell netzgekoppelte konventionelle Erzeugungsleistung 
je Netzregion in Szenario V2  
Region 
Aktuell netzgekoppelte installierte Kraftwerkswirkleistung 
in GW 
Kern- 
kraft 
Stein-
kohle 
Braun-
kohle 
Gas Wasser-
kraft 
Summe 
➀ (ES, PR) 4,80 2,00 0,80 - 0,80 8,40 
➁ (FR) 25,60 1,60 
- - - 27,20 
➂ (BE, NL) 1,60 4,00 
- 3,20 - 8,80 
➃ (DK, DE) 
- 2,40 2,80 - - 5,20 
➄ (CH, IT) 1,60 6,00 
- 3,20 1,28 12,08 
➅ (PL, CZ) 4,00 6,00 6,00 
- 0,16 16,16 
➆ (AT, HU) 2,40 4,00 2,40 
- 1,12 9,92 
➇ (RO, BG) 2,40 3,60 8,40 0,48 1,28 16,16 
➈ (TR) - 4,80 12,00 1,28 1,28 19,36 
Gesamt 42,40 34,40 32,40 8,16 5,92 123,28 
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Tabelle B.9: Aktuell netzgekoppelte konventionelle Erzeugungsleistung 
je Netzregion in Szenario V3a 
Region 
Aktuell netzgekoppelte installierte Kraftwerkswirkleistung 
in GW 
Kern- 
kraft 
Stein-
kohle 
Braun-
kohle 
Gas Wasser-
kraft 
Summe 
➀ (ES, PR) 4,80 - 0,80 
- 0,80 6,40 
➁ (FR) 24,00 0,80 0,00 
- - 24,80 
➂ (BE, NL) 1,60 2,00 2,00 
- - 5,60 
➃ (DK, DE) - 1,60 1,60 
- - 3,20 
➄ (CH, IT) 1,60 6,00 - 
- 1,28 8,88 
➅ (PL, CZ) 4,00 5,60 5,60 
- 0,16 15,36 
➆ (AT, HU) 2,40 4,00 2,00 
- 1,28 9,68 
➇ (RO, BG) 2,40 2,80 8,40 
- 1,28 14,88 
➈ (TR) - 4,80 12,00 0,80 1,28 18,88 
Gesamt 40,80 27,60 32,40 0,80 6,08 107,68 
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Tabelle B.10: Aktuell netzgekoppelte konventionelle Erzeugungsleistung 
je Netzregion in Szenario V3b 
Region 
Aktuell netzgekoppelte installierte Kraftwerkswirkleistung 
in GW 
Kern- 
kraft 
Stein-
kohle 
Braun-
kohle 
Gas Wasser-
kraft 
Summe 
➀ (ES, PR) 4,80 
- - 2,24 0,80 7,84 
➁ (FR) 19,20 
- - 4,64 - 23,84 
➂ (BE, NL) 1,60 
- - 5,92 - 7,52 
➃ (DK, DE) 
- 0,80 - 2,08 - 2,88 
➄ (CH, IT) 1,60 1,20 
- 5,12 1,28 9,20 
➅ (PL, CZ) 4,00 4,80 5,60 0,96 0,16 15,52 
➆ (AT, HU) 2,40 
- 1,20 4,00 1,28 8,88 
➇ (RO, BG) 2,40 
- 6,80 3,52 1,28 14,00 
➈ (TR) 
- - 11,20 6,24 1,28 18,72 
Gesamt 36,00 6,80 24,80 34,72 6,08 108,40 
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Tabelle B.11: Aktuell netzgekoppelte konventionelle Erzeugungsleistung 
je Netzregion in Szenario V4a 
Region 
Aktuell netzgekoppelte installierte Kraftwerkswirkleistung 
in GW 
Kern- 
kraft 
Stein-
kohle 
Braun-
kohle 
Gas Wasser-
kraft 
Summe 
➀ (ES, PR) 1,60 0,80 - - 0,48 2,88 
➁ (FR) 19,20 - - - - 19,20 
➂ (BE, NL) 0,80 2,80 - - - 3,60 
➃ (DK, DE) - 0,40 1,60 - - 2,00 
➄ (CH, IT) 0,80 2,80 0,00 - 1,28 4,88 
➅ (PL, CZ) 4,00 2,40 5,20 - 0,16 11,76 
➆ (AT, HU) 1,60 2,80 3,20 - 1,28 8,88 
➇ (RO, BG) 2,40 3,20 5,60 - 1,28 12,48 
➈ (TR) - 4,40 12,00 - 1,28 17,68 
Gesamt 30,40 19,60 27,60 - 5,76 83,36 
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Tabelle B.12: Aktuell netzgekoppelte konventionelle Erzeugungsleistung 
je Netzregion in Szenario V4b 
Region 
Aktuell netzgekoppelte installierte Kraftwerkswirkleistung 
in GVA 
Kern- 
kraft 
Stein-
kohle 
Braun-
kohle 
Gas Wasser-
kraft 
Summe 
➀ (ES, PR) 1,60 - - 0,64 0,48 2,72 
➁ (FR) 17,60 - - 4,64 - 22,24 
➂ (BE, NL) 0,80 - - 2,40 - 3,20 
➃ (DK, DE) - 0,40 - 1,28 - 1,68 
➄ (CH, IT) 0,80 0,00 - 3,20 1,28 5,28 
➅ (PL, CZ) 4,00 2,40 4,80 0,96 0,16 12,32 
➆ (AT, HU) 1,60 - 0,40 4,00 1,28 7,28 
➇ (RO, BG) 2,40 - 4,00 3,52 1,28 11,20 
➈ (TR) - - 10,80 5,92 1,28 18,00 
Gesamt 28,80 2,80 20,00 26,56 5,76 83,92 
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Tabelle B.13: Aktuell netzgekoppelte konventionelle Erzeugungsleistung 
je Netzregion im Extremwertszenario (a) 
Region 
Aktuell netzgekoppelte installierte Kraftwerkswirkleistung 
in GW 
Kern- 
kraft 
Stein-
kohle 
Braun-
kohle 
Gas Wasser-
kraft 
Summe 
➀ (ES, PR) 0,80 1,60 - - - 2,40 
➁ (FR) 6,40 0,00 - - - 6,40 
➂ (BE, NL) - 1,60 - 0,32 - 1,92 
➃ (DK, DE) - 2,40 - - - 2,40 
➄ (CH, IT) - 1,60 - 0,96 - 2,56 
➅ (PL, CZ) 1,60 2,40 2,40 - - 6,40 
➆ (AT, HU) 1,60 2,00 1,20 - - 4,80 
➇ (RO, BG) 1,60 1,20 1,60 - - 4,40 
➈ (TR) - 4,40 6,00 - - 10,40 
Gesamt 12,00 17,20 11,20 1,28 - 41,68 
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Tabelle B.14: Aktuell netzgekoppelte konventionelle Erzeugungsleistung 
je Netzregion im Extremwertszenario (b) 
Region 
Aktuell netzgekoppelte installierte Kraftwerkswirkleistung 
in GW 
Kern- 
kraft 
Stein-
kohle 
Braun-
kohle 
Gas Wasser-
kraft 
Summe 
➀ (ES, PR) - 0,40 - - - 0,40 
➁ (FR) 3,20 - - - - 3,20 
➂ (BE, NL) - 0,80 - - - 0,80 
➃ (DK, DE) - 1,20 - - - 1,20 
➄ (CH, IT) - 0,40 - 0,96 - 1,36 
➅ (PL, CZ) 0,80 0,80 0,80 - - 2,40 
➆ (AT, HU) 0,80 0,80 0,40 - - 2,00 
➇ (RO, BG) 0,80 0,40 0,80 - - 2,00 
➈ (TR) - 4,40 6,00 - - 10,40 
Gesamt 5,60 9,20 8,00 0,96 - 23,76 
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Tabelle B.15: Einstellwerte des PSO in MATLAB für die Spannungsregleroptimierung 
Parameter Einstellwert 
Schwarmgröße nS 30 
Gewichtung des Bestwerts der Nachbarschaft wbest,N 1 
Gewichtung des eigenen Bestwerts wbest,E 2 
Mindestgröße einer Nachbarschaft nN,min 0,25 nS 
Maximale Iterationen imax 300 
Maximale Stagnation cmax 150 
Maximales Stagnationsintervall tmax unendlich 
Maximale Zeitdauer Tmax unendlich 
Bereich der Trägheit J [0,01; 1,1] 
 Die Einstellwerte des PSO sind einheitenlos. Die Benennung nach physikalischen 
 Größen entstammt der Analogie des sich im Raum bewegenden Partikelschwarms. 
Tabelle B.16: Verwendeter Parametersatz des ST1A-Spannungsreglers 
Parameter Einstellwert 
TB in s 0,5 
TC in s 0,1 
TB1 in s 0,5 
TC1 in s 1 
KA in p.u. 200 
TA in s 0,05 
KC in p.u. 0,01 
KF in p.u. 0,01 
TF in s 1,2 
KLR in p.u. 1 
ILR in p.u. 1 
Emin in p.u. -4 
Emax in p.u. 4 
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Tabelle B.17: Verwendeter Parametersatz des AC1A-Spannungsreglers 
Parameter Einstellwert 
TB in s 0 
TC in s 0 
KA in p.u. 200 
TA in s 0,02 
TE in s 0,8 
KF in p.u. 0,03 
TF in s 1 
KC in p.u. 0,2 
KD in p.u. 0,38 
KE in p.u. 1 
E1 in p.u. 3,9 
SE1 in p.u. 0,1 
E2 in p.u. 5,2 
SE2 in p.u. 0,5 
VAmin in p.u. -99 
VAmax in p.u. 99 
URmin in p.u. -6,6 
URmax in p.u. 7,3 
 
Tabelle B.18: Sammelschienenspannungen des initialen Lastflusses im Neun-Bus-System 
Sammelschiene 
Spannung  
in p.u. 
Bus 1 1,0399 
Bus 2 1,0251 
Bus 3 1,0250 
Bus 4 1,0258 
Bus 5 0,9957 
Bus 6 1,0127 
Bus 7 1,0258 
Bus 8 1,0159 
Bus 9 1,0324 
 XXX 
Tabelle B.19: Leistungsflüsse des initialen Lastflusses im Neun-Bus-System 
Betriebsmittel P in MW Q in Mvar 
G11) 71,64 27,02 
G2 163,00 6,70 
G3 85,00 -10,89 
Last A2) 125,00 50,00 
Last B 90,00 30,00 
Last C 100,00 35,00 
Leitung 4-5 2) 3) -40,67 -38,66 
Leitung 4-6 -30,54 -16,55 
Leitung 5-7 -84,33 -11,34 
Leitung 6-9 60,81 -18,08 
Leitung 7-8 76,37 -0,76 
Leitung 8-9 -24,10 -24,26 
1) Generatorleistungen sind im Erzeuger-Zählpfeilsystem angegeben. 
2) Leistungen von Lasten und Leitungen sind im Verbraucher-Zählpfeilsystem angegeben. 
3) Leistungsflüsse auf den Leitungen werden auf der Seite der erstgenannten 
Sammelschiene angegeben 
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